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RESUMEN: 
Tesis: Describe sobre “Evaluación de resultados del proyecto de inyección de agua implementada 
en los campos Hormiguero-Nantuen el Yacimiento “M1” y “U Inferior” Objetivo General: 
Evaluar los resultados obtenidos de la implementación del proyecto de inyección de agua. 
Problema: La falta de control de los diferentes procedimientos que se aplican en los proyectos de 
recuperación secundaria puede afectar las reservas de petróleo. Marco Conceptual: El Campo 
Hormiguero se encuentra ubicado al noroeste del Bloque 17 y limita al este con el campo Nantu en 
el Bloque 14, se describirá el proceso de inyección de agua, facilidades de superficie, 
compatibilidad de fluidos. Hipótesis: La implementación oportuna y adecuada de un proyecto de 
recuperación secundaria incrementa la recuperación de petróleo de un yacimiento.Diseño 
Metodológico: Descripción de los diferentes procesos para poder evaluar la implementación del 
proyecto de inyección de agua. Conclusión General: La aplicación oportuna de un proyecto de 
inyección de agua ha permitido reducir el riesgo de perder un volumen importante de reservas 
probadas de petróleo permitiendo incrementos en la presión de los reservorios M1 y U Inferior. 
Recomendación General: Monitorear el comportamiento de producción de petróleo y además el 
corte de agua ya que presenta un incremento considerable. 
PALABRAS CLAVES: <RECUPERACIÓN SECUNDARIA><INYECCIÓN DE 
AGUA><AGUA TOTAL INYECTADA><FACTOR DE RECOBRO><CAUDAL DE 
INYECCIÓN> 
CATEGORÍAS TEMÁTICAS: < CP-INGENIERÍA DE PETRÓLEOS >< CP- INGENIERÍA 
DE YACIMIENTOS >< CS-SIMULACIÓN MATEMÁTICA > 
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ABSTRACT 
 
Thesis:Describe about "Evaluation of results of water injection project implemented in 
Hormiguero - Nantu fields in the reservoirs " M1 " and" Lower U " General Goal: To evaluate the 
results of the implementation of water injection project . Problem:The control lack of the different 
procedures used in secondary recovery projects can affect the oil reserves. Conceptual 
Framework : The Hormiguero field is located at northwest of Block 17 and boundaryat east with 
the Nantu field in the Block 14, the process of injecting water, surface facilities , fluid 
compatibility will are describe. Hypothesis:The opportune and suitable implementation of the 
secondary recovery project improvement the oil recovery of a reservoir. Design Methodology: 
Description of the different processes to evaluate the implementation of water injection 
project.General Conclusion:  The opportune application of a water injection project has permitted 
to reduce the risk of to lose an important volume of oil proven reserves permitting to increase the 
pressure of the M1 and Lower U reservoirs. General Recommendation: To monitor the behavior 
of the oil production and besides the water cut since presence a considerable increase. 
 
KEYWORDS:<SECONDARY RECOVERY><WATER INJECTION><TOTAL WATER 
INJECTED><RECOVERY FACTOR><VOLUME INJECTION> 
THEMATIC CATEGORIES:< CP-PETROLEUM ENGINEERING >< CP-RESERVOIR 
ENGINEERING >< CS-MATHEMATICAL SIMULATION> 
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INTRODUCCIÓN 
El proceso de recuperación secundaria agrega energía a la que naturalmente contiene el yacimiento 
con el fin de proveer un empuje adicional al yacimiento mediante la inyección de fluidos en forma 
inmiscible (gas, agua, y combinación agua-gas). La inyección de fluidos es el método que ha sido 
más usado como método de recuperación secundaria. Esta tecnología abarca ampliamente las áreas 
de ingeniería de yacimientos e ingeniería de producción. Los ingenieros de yacimientos son 
responsables del diseño de la inyección de fluidos inmiscibles, la predicción del comportamiento y 
la estimación de la reserva a considerar en este proceso. La ingeniería de yacimientos comparte la 
responsabilidad con la ingeniería de producción para la implementación, operación y evaluación 
del proyecto de inyección. 
Al implementar un proceso de recuperación secundaria se busca reemplazar, total o parcialmente, 
un mecanismo primario por uno secundario, basado en un desplazamiento inmiscible. La 
efectividad y rentabilidad de este reemplazo, en cualquier etapa de la vida productiva del 
yacimiento, determina el momento óptimo para iniciar un proceso de inyección de fluidos.La 
elaboración del proyecto se enfoca al desarrollo de los capítulos que se describen a continuación: 
El capítulo I describe el problema de investigación basado en la importancia de monitorear y 
controlar un proyecto de recuperación secundaria lo que da como resultado una correcta 
planificación del proyecto de inyección de agua, de esta forma se desarrolla la justificación y los 
objetivos. 
El marco teórico se desarrolla en el capítulo II que se fundamenta en el conocimiento empírico, 
también se enuncia el marco institucional, legal, ético y posteriormente el temario. 
El capítulo III describe el tipo de estudio a realizarse en el trabajo, conjuntamente con el diseño 
metodológico que detallan las fuentes, instrumentos y técnicas para la recolección de datos, se 
usarán los programas como Excel, OFM, Petrel. 
El análisis e interpretación de datos se muestra en el capítulo IV,  se interpretan los resultados 
obtenidos del proyecto de recuperación secundaria y posteriormente la evaluación. 
En el capítulo V se redacta  las conclusiones y recomendaciones en base a los resultados obtenidos, 
este trabajo servirá de guía para realizar el seguimiento a proyectos de igual naturaleza en otros 
campos petrolíferos del Oriente Ecuatoriano. 
La información bibliográfica citada y consultada, se obtuvo mediante tesis, libros, artículos 
científicos y revistas que serán expuestas en el capítulo VI.  
El capítulo VII consta de los siguientes anexos: glosario de términos, mapas estructurales, 
correlaciones estratigráficas, facilidades de superficie. 
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CAPÍTULO I 
1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
1.1. ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
¿Cómo la aplicación adecuada de un proyecto de recuperación secundaria y un monitoreo constante 
afecta la producción de petróleo en un campo de petróleo? 
1.2. ENUNCIADO DEL TEMA 
EVALUACIÓN DE RESULTADOS DEL PROYECTO DE INYECCIÓN DE AGUA 
IMPLEMENTADA EN LOS CAMPOS HORMIGUERO-NANTU EN EL YACIMIENTO “M1” 
Y “U INFERIOR”. DICIEMBRE 2013. 
1.3. DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 
La implementación de un proyecto de recuperación secundaria (inyección de agua) se debe a que 
en algún momento de la vida productiva de un campo de petróleo, la energía natural de un 
yacimiento disminuye y se necesita energía adicional para sustentar las tasas de producción. 
Losmétodos de recuperación secundaria consiste en la inyección de fluidos en pozos diseñados 
para forzar al crudo que se encuentra en ciertas capas del yacimiento, a seguir líneas de flujo 
particulares para luego fluir a la superficie y, de esta manera, aumentar la producción. Básicamente 
es la inyección de agua o la inyección de un gas natural en la estructura, con el propósito 
fundamental de mantener la presión o, bien, de desplazar los hidrocarburos de la zona de petróleo, 
mediante arreglos específicos de pozos inyectores y productores. 
En los Campos Hormiguero-Nantu, la presión como energía principal de sus yacimientos ha 
disminuido por efectos de la producción generando una disminución en las tasas de producción y 
de las reservas de los Campos Hormiguero-Nantu. 
Con este antecedente y considerando las propiedades petrofísicas delos reservorio y el volumen de 
petróleo por recuperar, se puso en marcha un método de recuperación secundaria basado en la 
inyección de agua , los cuales permitieron alcanzar objetivos, tales como: 
 Incrementar de reservas: Los yacimientos ha disminuido considerablemente la presión y 
mediante la inyección de agua se logra el incremento y mantenimiento de la 
presiónoptimizando la producción y así incrementando las reservas recuperables de 
petróleo. 
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 Optimizar el Factor de Recobro: De un factor de recobro primario a un secundario que es el 
resultado del proyecto de inyección de agua debido al incremento  reservas recuperables de 
petróleo adicionales con respecto a las reservas recuperables de petróleo primarias. 
 
Con la finalidad de saber si la implementación del Proyecto de Recuperación Secundaria con la 
Inyección de Agua en los reservorios arenisca “M1” y “U Inferior” de los Campos Hormiguero-
Nantufueron los adecuados para lograr el incremento de las reservas recuperables de petróleo y 
optimizar el Factor de Recobro, objetivos que fueron planteados al inicio del Proyecto de 
Recuperación Secundaria, es importante identificar y evaluar las diferentes variables que se 
consideraron en los métodos y técnicas aplicadas en el Campo. 
Esta evaluación se realizó a través de datos de los Campos Hormiguero-Nantu proporcionados por 
la AGENCIA DE REGULACION Y CONTROL HIDROCARBURIFERO (ARCH); mediante 
estudios y análisis de: reservorio, mecánica de roca, propiedades de los fluidos, relación fluido- 
roca, análisis físico – químico de los fluidos de inyección y producidos, continuidad de reservorios, 
facilidades de superficie. 
 
1.4. OBJETIVOS 
1.4.1. General: 
 Evaluar los resultados del Proyecto de Inyección de Agua implementada en los 
Campos Hormiguero-Nantuen los Yacimientos M1 y U Inferior del Oriente 
Ecuatoriano. 
1.4.2. Específicos: 
 Describir los principios de recuperación secundaria en yacimientos hidrocarburíferos. 
 Investigar lo fundamentos teóricos de flujo de fluidos en la aplicación de inyección de 
fluidos en la recuperación secundaria. 
 Realizar una descripción geológica de los Campos Hormiguero-Nantu. 
 Caracterizar las propiedades petrofísicas de la roca y las propiedades de los fluidos 
inyectados y producidos de los Campos Hormiguero-Nantu. 
 Identificar los diferentes parámetros y procedimientos tomados en cuenta para la 
implementación del proyecto de inyección de agua en los Campos Hormiguero-Nantu. 
 Analizar los resultados obtenidos del Proyecto de Inyección de Agua implementada en 
los Campos Hormiguero-Nantu. 
 Presentar resultados. 
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1.5. JUSTIFICACIÓN 
 
Este proyecto de tesis se justifica debido a que se requiere evaluar los resultados obtenidos de la 
implementación del Proyecto de Recuperación Secundaria con la Inyección de Agua  en los 
reservorio arenisca “M1” y “U Inferior” de los Campos Hormiguero-Nantucon el fin de identificar 
si el método aplicado en el Campo fue el adecuado y si se llegó a cumplir con los objetivos,lograr 
el incremento de las reservas recuperables de petróleo y optimizar el Factor de Recobro, planteados 
al inicio del Proyecto de Recuperación Secundaria; el resultado de esta evaluación tendrá un aporte 
teórico ya que servirá para mejorar las técnicas y criterios en la aplicación de futuros Proyectos de 
Recuperación Secundaria en los diferentes campos petroleros del Oriente Ecuatoriano. 
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CAPÍTULO II 
2. MARCO TEÓRICO 
2.1. MARCO INSTITUCIONAL 
 
Misión 
"Garantizar el aprovechamiento óptimo de los recursos hidrocarburíferos, propiciar el 
racional uso de los biocombustibles, velar por la eficiencia de la inversión pública y de 
los activos productivos en el sector de los hidrocarburos con el fin de precautelar los 
intereses de la sociedad, mediante la efectiva regulación y el oportuno control de las 
operaciones y actividades relacionadas” (ARCH, 2013). 
 
Visión 
  
"La ARCH, Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero, será reconocida como 
el garante público de los intereses constitucionales del Estado en el sector 
hidrocarburífero, gracias a su alto nivel técnico-profesional, a su gestión transparente y 
a su cultura de servicio y mejoramiento continuo" (ARCH, 2013). 
 
2.2. MARCO ÉTICO 
 
El presente proyecto considera los aspectos éticos tanto de la Agencia de Regulación  y Control 
Hidrocarburífero como del investigador, no hará daño a los principios, normas, miembros de la 
directiva, y respeta al medio ambiente; no existe plagio en el presente trabajo y los resultados 
obtenidos serán para el beneficio del sector de estudio. 
 
 
 
 
 
 
2.3. MARCO REFERENCIAL 
2.3.1. PROPIEDADES DE LAS ROCAS 
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2.3.1.1. Características de las Rocas de los Yacimientos 
Para que los hidrocarburos permanezcan dentro de los yacimientos, las capas o estratos subyacentes 
que lo cubren deben ser impermeables y deben impedir la fuga de los fluidos. Ciertas condiciones 
fundamentales deben estar presentes para que exista un yacimiento, como son: la Porosidad de la 
roca; el Volumen Total del yacimiento que se estima la cantidad de hidrocarburos en sitio 
considerando el Espesor promedio y extensión, dada por el porcentaje de Saturación, o sea el 
porcentaje del volumen que forman los poros y que está ocupado por los hidrocarburos. Estos 
factores básicos sirven para estimar el volumen del yacimiento. Para complementar la apreciación 
volumétrica en sitio, es muy importante determinar y aplicar el Factor de Recuperación, que 
presenta el porcentaje estimado de petróleo que podrá producirse durante la etapa primaria de 
producción del yacimiento (Fig. 1). 
Tanto este factor como la etapa primaria de producción, están íntimamente ligados al aspecto 
económico del desarrollo inicial y la vida productiva del yacimiento. 
Desafortunadamente, no es posible extraer todo el petróleo en sitio del yacimiento. 
 
Figura 1. Yacimiento Petrolífero 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
 
2.3.1.2. Propiedades físicas de las rocas de acumulación 
En las rocas de acumulación se pueden observar ciertas variaciones en las propiedades físicas de la 
roca de gran interés para el ingeniero de yacimientos, de los análisis de núcleos o de las pruebas 
que se realizan (Fig. 2).  
Las tres características de interés, consideradas en una roca reservorio desde el punto de vista de 
ingeniería de yacimientos, son: Porosidad, Saturaciones de Petróleo, Gas y Agua, y Permeabilidad 
Absoluta, Efectiva y Relativa. 
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Figura 2. Heterogeneidades de la Roca de Acumulación 
Fuente: Manual de Yacimientos Halliburton (2012). 
 
 Porosidad (φ) 
La porosidad de una roca se define como la fracción del volumen total de la roca ocupada por el 
esqueleto mineral de la misma. En los yacimientos de petróleo, la porosidad representa el 
porcentaje del espacio total que puede ser ocupado por líquidos o gases. Dicha propiedad determina 
la capacidad de acumulación o de depósito de la arena y generalmente se expresa como porcentaje, 
fracción o decimal (Fig. 3). 
 
 
Figura 3. Muestra de roca para distribución de la porosidad 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
 Porosidad Absoluta. 
Es el porcentaje de espacio poroso total, con respecto al volumen total de la roca, considerando los 
poros que estén o no interconectados entre sí. Una roca puede tener una porosidad absoluta 
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considerable y no tener conductividad a los fluidos, debido a la falta de comunicación entre los 
poros. 
 
 Porosidad Efectiva. 
Es el porcentaje de espacio poroso intercomunicado, con respecto al volumen total de la roca. Por 
consiguiente, es una indicación de la facilidad a la conductividad de los fluidos por la roca, aunque 
no es una media cualitativa de este parámetro. 
La porosidad efectiva es una función de muchos factores litológicos. Los más importantes son: 
Tamaño de los granos, Empaque de los granos, Cementación, Meteorización y Lixiviación, 
cantidad y clases de arcillas, y estados de hidratación de las mismas.  
 
El porcentaje de porosidad se puede calcular por medio de la siguiente relación: 
 
 Factores Geológicos que Afectan La Porosidad. 
La porosidad en los sedimentos se forma y se reduce o elimina por procesos geológicos naturales. 
La existencia de la porosidad primaria y secundaria se debe a condiciones geológicas. 
 
 Porosidad Primaria. 
Resulta de los vacíos que quedan entre los granos y los fragmentos minerales después de que se 
acumulan como sedimentos. 
 
 Porosidad Secundaria. 
Resulta por la acción de agentes geológicos tales como lixiviación, fracturamiento o fisuramiento 
que ocurren después de la litificación de los sedimentos. 
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2.3.2. FUNDAMENTO DEL FLUJO DE LOS FLUIDOS 
 
2.3.2.1. Permeabilidad (K). 
Representa la facilidad con que los fluidos se desplazan a través del medio poroso, no obstante que 
no existe una determinada relación de proporcionalidad entre porosidad y permeabilidad. La 
permeabilidad se mide en Darcys, y enuncia que: “la velocidad del flujo de un liquido a través de 
un medio poroso, debido a la diferencia de presión, es proporcional al gradiente de presión en la 
dirección del flujo”. En la industria petrolera, las normas API para determinar la permeabilidad (K) 
de las rocas definen permeabilidad como “el régimen de flujo en mililitros porsegundo de un 
fluido de 1 centipoise de viscosidad que pase a través de una secciónde 1 cm2 de roca, bajo un 
gradiente de presión de una atmósfera (760 mm Hg.) porcentímetro cuadrado, y en 
condiciones de flujo viscoso”.Las rocas pueden tener permeabilidades que van desde 0,5 hasta 
3.400 milidarcys (Fig. 4). 
 
 
Figura 4.Esquema de un espécimen de roca y dimensiones. 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
 
Por definición la permeabilidad de un medio poroso es una constante específica que depende 
únicamente, de la constitución de la textura del mismo medio y a su vez depende del tipo de fluido 
homogéneo que fluye a través. Sin embargo en muchos casos, se ha observado que la 
permeabilidad a los líquidos es menor que la permeabilidad al aire, debido a las siguientes razones: 
Obstrucción debido a hinchamiento de arcillas y material cementante o partículas que se 
encuentran en suspensión en el líquido y el entrampamiento del líquido como residuo de una 
saturación residual de aire. 
 
 Permeabilidad Absoluta 
Cuando la permeabilidad (K) se refiere a un fluido homogéneo o un solo líquido fluyendo a través 
del medio y se mide en laboratorio, se conoce como Permeabilidad Absoluta. 
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 Permeabilidad Efectiva 
La permeabilidad efectiva de un fluido, se refiere a un medio donde fluyen dos o más fluidos 
(fases) a la vez, y se representa por Ko, Kg y Kw. 
 Permeabilidad Relativa 
Se entiende por permeabilidad relativa el cociente entre la permeabilidad efectiva de un fluido, a un 
valor de saturación dado, y la permeabilidad absoluta; es decir la permeabilidad efectiva del mismo 
fluido a una saturación de 100%. Así, se tiene que: 
 
 
Las curvas típicas de permeabilidades relativas se representan a continuación (Fig. 5): 
 
Figura 5. Curvas Típicas de Permeabilidades Relativas 
Fuente: Manual de Yacimientos Halliburton (2012). 
 
Las curvas de permeabilidades relativas presentan las siguientes características: 
 
1.- Para que la fase mojante agua en la curva (a), o petróleo en la curva (b), comience a fluir (Kr > 
cero), se requiere alcanzar un cierto valor de saturación, denominado saturación crítica o de 
equilibrio, Swc o Sc. Este valor normalmente oscila entre 0 y 30%. De manera similar existe una 
saturación crítica o de equilibrio para la fase no – mojante, Sgc o Soc, solo que en este caso el radio 
de invasión es menor, entre 0 y 15% aproximadamente. 
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2.- La permeabilidad relativa a la fase no – mojante alcanza el valor máximo (1.0), a saturaciones 
de dicha fase menores del 100%. Esto indica que una porción del espacio poroso disponible 
contribuye poco a la capacidad conductiva de los fluidos. 
3.- El efecto que causa una variación de saturación, es disponer más poros o canales del flujo de la 
fase cuya saturación fue incrementada, y disminuir el número de poros o canales permisibles al 
paso de otra fase. Esta característica implica que el concepto de flujo correcto es el de “Flujo por 
Canales”, lo cual significa que cada fluido, mojante y no- mojante, se mueve por su propia red de 
canales selectos, pero todos ellos tiene el mismo fluido humectante, se muestra en la Figura 6: 
 
Figura 6. Canal de Flujo de Petróleo, en un medio poroso humectado por agua. 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
 
4.- Las curvas de (Kro + Kw) y (Kro + Krg) representa la interacción mutua entre las fases, lo cual 
hace disminuir la suma de las permeabilidades relativas a un valor menor que la unidad, para la 
mayoría de los valores de saturación. 
5.- El punto de cruce entre las dos curvas, en general no ocurre a Sw igual a 50%. 
 
2.3.3. SATURACIÓN Y DISTRIBUCIÓN DE LOS FLUIDOS 
 
2.3.3.1. Humectabilidad 
 
Se conoce con el nombre de Humectabilidad, a la tendencia de un fluido a adherirse a una 
superficie sólida, en presencia de otro fluido inmiscible, tratando de ocupar la mayor área de 
contacto posible con dicho sólido, Esta tensión de adhesión ocurre cuando existe más de un fluido 
saturando el yacimiento, y es función de la tensión interfacial. 
Otro término sinónimo utilizado es el de Mojabilidad, denominándose fluido mojante o humectante 
al que presenta mayor tensión de adhesión con la roca del yacimiento. En la Figura 7 puede 
observarse dos líquidos, agua y petróleo, en contacto con una superficie sólida. 
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Figura 7. Equilibrio de fuerzas en la interfase agua-petróleo-sólido. 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
 
2.3.3.2. Presión Capilar 
 
Las fuerzas capilares presentes en el yacimiento, se originan por la acción molecular de dos o más 
fluidos inmiscibles (petróleo, agua y gas), que coexisten en dicho medio poroso. Estas son 
realmente las fuerzas retentivas que impiden el vaciamiento total del yacimiento. La evidencia más 
común de la existencia de los fenómenos capilares, es la que se observa al colocar un tubo capilar 
en un recipiente con agua y ver como el agua sube en el capilar, hasta alcanzar el equilibrio. Esta 
situación es bastante similar a la que ocurre en un yacimiento, si se consideran los canales porosos 
como tubos capilares de diferentes diámetros, distribuidos irregularmente a través del yacimiento y 
conteniendo tres fluidos inmiscibles: agua, petróleo y gas (Fig. 8). 
 
Figura 8. Experimento de tubo capilar en un sistema Petróleo-Agua 
Fuente: Manual de yacimientos Halliburton-(2012). 
 
2.3.4. COMPORTAMIENTO DE LOS FLUIDOS EN EL YACIMIENTO 
Para el estudio del comportamiento de los fluidos en los yacimientos se analizan algunos 
parámetros que tienen  influencia en este comportamiento, como la Presión, Viscosidad de los 
fluidos, la Temperatura del yacimiento. 
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2.3.4.1. Presión del Yacimiento 
 
La presión del yacimiento es la que induce al movimiento del petróleo desde los límites del 
yacimiento hacia los pozos y desde el fondo de éstos hacia la superficie. La magnitud de la presión 
depende si el petróleo fluye naturalmente con fuerza hasta la superficie o solamente para que el 
petróleo llegue hasta cierto nivel en el pozo. Amedida que el yacimiento produce hay una 
declinación de la presión y en el transcurso de la vida productiva del yacimiento la presión se 
puede y mantenerla por inyección de gas y/o agua al yacimiento, con fines de prolongar su vida 
productiva y aumentar el porcentaje de extracción de petróleo del yacimiento (Fig. 9). 
 
 
Figura 9. Relación profundidad-presión en varios pozos de un área determinada 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
 
2.3.4.2. Temperatura Del Yacimiento 
 
Se toman medidas de temperatura en los pozos para tener idea del gradiente de temperatura, que 
generalmente se expresa en 1 °C por cierto intervalo constante de profundidad. El conocimiento del 
gradiente de temperatura es importante y aplicable en tareas como diseño y selección de 
revestidores y sartas de producción, fluidos de perforación y fluidos para reacondicionamiento de 
pozos, cementaciones y estudios de producción y de yacimientos (Fig. 10). El gradiente promedio 
del Oriente Ecuatoriano es de 1.32°F/100’. 
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Figura 10. Correlación de valores de profundidad y temperatura en varios pozos. 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
2.3.4.3. Viscosidad De Los Crudos 
 
La viscosidad representa la característica de fluidez. Otro índice de apreciación de la fluidez de los 
crudos es la gravedad °API, que mientras más alta sea indica más fluidez. 
La viscosidad de los crudos se mide en poise o centipoise, En términos físicos, la viscosidad 
absoluta se expresa en dina/segundo por centímetro cuadrado. Como buen índice de comparación 
sirve el agua, cuya viscosidad a 20 °C es 1 centipoise, o 0,01 poises, también es importante para el 
cálculo del flujo de cualquier otro líquido (Fig. 11). 
 
 
Figura 11. El desplazamiento del plano móvil sobre el fluido. 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
 
2.3.4.4. Fluidos de los yacimientos 
 
Los yacimientos de hidrocarburos, básicamente están compuestos por cinco tipos de fluidos, que 
comprenden gases, líquidos y compuestos intermedios que dependen de las condiciones de Presión 
y Temperatura del yacimiento. 
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Estos fluidos pueden ser caracterizados e identificados mediante un diagrama de Presión vs 
Temperatura, que se construye una vez obtenido una muestra de los mismos, a través de los pozos, 
y analizados en el laboratorio, cuando se perforan y descubren un nuevo yacimiento (Fig. 12). 
 
 
Figura 12. Diagrame de fases 
Fuente: Práctica de Ingeniería de Yacimientos Petrolíferos (Ing. José Rivera) 
 
2.3.4.5. Estimado de Petróleo In-Situ 
 
Para estimar el petróleo y/o el gas en sitio de un yacimiento se usan el método volumétrico y el 
método de Balance de Materiales. Dependiendo de la etapa de la vida en que se encuentre el 
yacimiento.  
Si el yacimiento es nuevo y solo se disponen de los datos de geológicos, petrofísica, las 
características físicas de muestras de los fluidos del yacimiento, presión inicial y temperatura, se 
hace un estimado por el método volumétrico (que es un método deterministico, ya que aportar un 
solo resultado promedio del yacimiento). Ese método, consiste en estimar la geometría del 
yacimiento basándose en mapas isópacos, estructurales, mediante un proceso de planimetría de los 
contornos. Para el cálculos de áreas, se aplica los métodos de geometría, trapezoidal y piramidal, 
dependiendo de las relaciones de área de los contornos. Luego para calcular el hidrocarburo 
original en sitio, dependiendo del tipo de yacimiento, (si, es de petróleo o de gas,) y conociendo los 
datos de petrofísica: porosidad, (Ø), saturación de agua connata (Swc), espesor (h), se utiliza las 
siguientes ecuaciones: 
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donde n es el número de datos disponibles. 
 
-Petróleo: 
 
-Gas: 
 
 
Donde: 
POES:Petróleo Original en Sitio de un Yacimiento en BarrilesNormales. 
GOES: Gas Original en Sitio de un Yacimiento en Pies Cúbicos Normales. 
7758: Constante para transformar a Barriles Normales. 
43560: Constante para transformar a Pies Cúbicos Normales. 
Φ:Porosidad, expresada en fracción  
Swi:Saturación de agua, expresada en fracción  
A:Área del yacimiento (Acres)  
h:Espesor de la arena (ft)  
Boi:Factor volumétrico del petróleo (BY/BN) 
Bgi: Factor volumétrico del gas (PCY/PCN) 
 
 Método Piramidal. 
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Donde: 
Vb: Volumen bruto en Acre-pie 
h: el intervalo en pies entre las líneas isópacas 
A n: el área en acres encerrada  por la línea isópaca inferior 
A n+1: el área en acres encerrada  por la línea isópaca superior 
A: áreas de los diferentes contornos. (Acres.) 
 
 Método Trapezoidal 
 
Donde: 
Vb: Volumen bruto en Acre-pie 
h: el intervalo en pies entre las líneas isópacas 
A 0: área en acres encerrada por la línea isópaca cero 
A 1, A 2, A n: área en acres encerradas por las líneas isópacas sucesivas 
 
Para mejore resultados debe usarse la ecuación piramidal; sin embargo, debido a su forma 
simplificada, la ecuación trapezoidal se usa con más frecuencia, lo que introduce un error del 2 por 
ciento cuando la razón entre las áreas sucesivas es 0,50. Como regla general, en programas de 
unificación se emplea la ecuación piramidal cuando la razón de las áreas de dos isópacas sucesivas 
es menor a 0,50, y la ecuación trapezoidal, cuando la razón sea mayor de esta cifra. 
Esta metodología es muy popular por la respuesta rápida, y se ha utilizado desde los inicios de la 
industria. Este método tiene mucho grado deincertidumbre de los volúmenes obtenidos, 
comparativamente con los resultados obtenidos en el tiempo, al validarlo con la historia de 
producción, después de desarrollado los yacimiento. Cuando se requiere la toma de decisión para 
continuar un proceso de recobro adicional hay que hacer en muchos casos una revisión del modelo 
geológico (modelo estático). 
 Métodos de Balance de Materiales 
Uno de los principios fundamentales utilizados en Ingeniería de Reservorios es la ley de la 
conservación de la masa. La aplicación de este principio a un yacimiento con el propósito de 
realizar la deducción cuantitativa del volumen de hidrocarburos presentes originalmente en dicho 
yacimiento y para la predicción del comportamiento del fluido y la presión en el mismo, es lo que 
se conoce como “El Método de Balance de Materiales”. 
Cuando el yacimiento ha producido durante un periodo de tiempo, y se dispone de historia, tanto de 
producción como de presión, el ingeniero de yacimientos, tiene la opción de recurrir a otras 
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herramientas, que son complementarias para cotejar y validar las reservas disponibles del 
yacimiento a su responsabilidad.Una ecuación de balance de materiales es un planteamiento de los 
principios de conservación de masas: 
 
Masa Original de HC – Masa de HC Producido = Masa de HC Remanente 
 
La ecuación de Balance de Materiales (EBM): 
 
Donde:  
Np: Producción de petróleo acumulada (Bls).  
Bo: Factor volumétrico del petróleo (BY/BN).  
Rp: Relación gas-petróleo acumulada de producción (PCN/BN).  
Rs: Relación de solubilidad (PCN/BN) 
Bg: Factor volumétrico del gas (BY/PCN).  
We: Entrada de agua al yacimiento (Bls).  
Wp: Producción acumulada de agua (Bls).  
Giny: Gas inyectado al yacimiento (PCN).  
Bginy: Factor volumétrico del gas de inyección (BY/PCN).  
Winy: Agua inyectada al yacimiento (Bls).  
Boi:Bo: Factor volumétrico del petróleo a la presión inicial (BY/BN).  
Rsi: Relación de solubilidad a la presión inicial (PCN/BN).  
m: Tamaño de la capa de gas (fracción).  
Bgi: Factor volumétrico del gas a la presión inicial (BY/PCN).  
cw: Compresibilidad del agua de formación (Psi-1).  
Swi: Saturación de agua inicial (fracción).  
cf: Compresibilidad de la formación (Psi-1).  
Δp: Caída de presión (Psi). 
 
2.3.4.6. Estimación de reservas de hidrocarburos en los yacimientos 
 
Las reservas de hidrocarburos de los yacimientos, son volúmenes de hidrocarburos, o activos con 
que cuentan las empresas o naciones para negociar con terceros, y obtener ganancias del negocio. 
De allí la importancia de su estimación con cierto grado de precisión y certidumbre. Las reservas 
pueden definirse técnicamente como el factor de recobro, y de acuerdo a los siguientes criterios: 
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 Reservas de los Yacimientos 
Las reservas son volúmenes de hidrocarburos presentes en los yacimientos que pueden ser 
recuperados por técnicas tradicionales o recobro primario. El concepto puede ampliarse cuando se 
induce energía al yacimiento o cambios físicos-químicos a la matriz de la roca y la reología de los 
fluidos obteniéndose una recuperación adicional de los hidrocarburos presentes originalmente en el 
yacimiento. 
 
 Clasificación de las Reservas 
Existen criterios que pueden usarse para clasificar reservas. La más popular es la clasificación de 
las reservas de acuerdo al grado de certidumbre que se tenga de ellas. 
De acuerdo con ese criterio, las reservas se clasifican en: 
 
 Reservas Probadas (P1) 
Se considera reservas probadas aquellos volúmenes de hidrocarburos contenidos en yacimientos, 
los cuales, hayan sido constatados mediante pruebas de producción y que, según la información 
geológica y de ingeniería de yacimiento disponible, puedan ser producidos comercialmente. 
 
 Reservas Probables (P2) 
Las reservas probables son aquellos volúmenes contenidos en áreas donde la información geológica 
y de ingeniería indica, desde el punto de vista de su recuperación, un grado menor de certeza 
comparado con el de las reservas probadas. 
 
 Reservas Posibles (P3) 
Las reservas posibles, son aquellos volúmenes de hidrocarburos contenidos en áreas donde la 
información geológica y de ingeniería indican, un grado menor de certeza desde el punto de vista 
de su recuperación, comparado con las reservas probables. 
 
2.3.4.7. Métodos para el Cálculo de Reservas 
Una de las tareas básicas del ingeniero de yacimiento es la estimación de los volúmenes de 
hidrocarburos capaces de ser producidos del yacimiento. 
Cuando se relaciona con los volúmenes de hidrocarburos producidos, este ofrece un indicador del 
grado de agotamiento del yacimiento y de la eficiencia del o los mecanismos de desplazamiento 
activos. 
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Los métodos para la estimación de las reservas de un yacimiento son: 
 Método Volumétrico. 
 Métodos Estadísticos (Curvas de Declinación de Producción). 
 Balance de Materiales. 
 Simulación Matemática 
 
El método volumétrico permite la estimación de petróleo original en sitio (POES) a partir de la 
determinación del volumen de roca que conforma el yacimiento, la capacidad de almacenamiento 
de la roca y la fracción de hidrocarburos presentes en los poros de dicha roca. 
Debido a que estos parámetros son determinados a partir de la información obtenida de los pozos 
del yacimiento, y representan sólo una pequeña parte del mismo, los promedios obtenidos 
presentan cierta incertidumbre. Esta es la razón por la cual se habla de “estimación “ de reservas en 
base a un factor de recobro que va a depender del tipo de hidrocarburo, gas, o petróleo negro, la 
gravedad especifica, y tipo de crudo, en el caso del petróleo (volátil, liviano, mediano o pesado). 
 
Otro método de estimación de las reservas, es a través de las curvas de declinación de producción 
de los pozos. Este es un método dinámico para la estimación de las reservas recuperables de un 
yacimiento. Su naturaleza dinámica proviene del hecho que utiliza la historia de producción de los 
fluidos por pozo o por yacimiento, para la estimación de las reservas recuperables.La aplicación del 
método, parte de que existe suficiente historia de producción, para establecer una tendencia del 
comportamiento de producción. La predicción del yacimiento se hace a partir de la extrapolación 
de esa tendencia. 
 
El método de balance de materiales provee un simple, pero efectiva alternativa para la estimación 
volumétrica no solamente del POES (petróleo original en sitio) y el GOES (Gas original en sitio), 
sino de las reservas en cualquier etapa, conociendo la depleción del yacimiento como consecuencia 
del vaciamiento del mismo. 
La simulación de yacimientos, es el proceso de inferir el comportamiento real a partir del 
comportamiento de un modelo. Los modelos numéricos de simulación son un conjunto de 
programas de computación que usan métodos numéricos para obtener una solución aproximada del 
modelo matemático. En estos casos el yacimiento es visualizado como un conjunto de regiones o 
bloques que representan volúmenes discretos de una malla en que se ha subdividido el yacimiento.  
Los métodos numéricos son extremadamente generales en su aplicación y han probado ser 
altamente satisfactorios para obtener soluciones bajo condiciones complejas de yacimiento. Esto 
hace de los modelos numéricos de simulación la técnica más compleja y flexible disponible para el 
ingeniero de yacimientos. 
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Los objetivos de un modelo de simulación matemática son: 
 Predecir el comportamiento de los yacimientos sometidos a diferentes esquemas de 
producción, lo cual es de gran ayuda en la selección de las condiciones óptimas de 
explotación. 
 Pronosticar dónde y cuándo perforar los pozos.  
 Observar el comportamiento de producción de futuras recompletaciones.  
 Determinar cuáles el mejor esquema de recuperación adicional para el yacimiento, número 
de pozos inyectores, inyección por arreglos, tasas de inyección y producción.  
 Determinar cuál es el mejor esquema de completación de pozos en un yacimiento 
(selectivo/doble).  
 Conocer qué tan sellantes son las fallas y las barreras de permeabilidad observadas.  
 Estimar los futuros perfiles de producción y las reservas de petróleo. 
 
2.3.5. OPTIMIZACIÓN DEL COMPORTAMIENTO DE LOS YACIMIENTOS 
 
Durante la vida productiva de los yacimientos de hidrocarburos, siempre existe una interrogante, 
¿Cuál será la forma más eficiente y efectiva de obtener el mayor recobro de las reservas del 
mismo?  
El ingeniero de yacimiento, durante sus actividades cotidianas pasa gran parte del tiempo 
estudiando esta interrogante: 
 Primero en un proceso de recuperación primaria, haciendo uso de la energía natural del 
yacimiento. 
 Segundo cuando el yacimiento alcanza niveles de presión de saturación, el ingeniero, no 
corre el riesgo de desperdiciar la energía, ni la eficiencia del desplazamiento de los fluidos 
dentro del yacimiento, y busca alternativa de recobros adicional, bien sea secundario, o 
usando otros métodos más sofisticados, como el uso de detergentes químicos, y en otros 
casos energía calórica y hasta bacterias en forma de microorganismos. Sin embargo a 
medida que el yacimiento es explotado surgen problemas tanto de logísticas de campo 
(superables), como problemas intrínsecos del yacimiento los cuales involucran 
movimientos de los fluidos, y dinámica físico químicas de los mismos, que el ingeniero 
debe afrontar con su experiencia y talento. 
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2.3.5.1. Optimización del desplazamiento con agua 
 
Cuando la tasa de producción de un yacimiento comienza a declinar, y se tiene evidencia de haber 
alcanzado la presión de saturación de los fluidos en el yacimiento, es norma en la ingeniería de 
yacimiento, la planificación de un proceso de recuperación secundaria por mantenimiento de la 
presión mediante la inyección de energía externa. 
 
La mayoría de los sistemas de inyección son convencionalmente desplazamiento por agua. El 
recobro del petróleo como una fracción del petróleo original en sitio (POES), incluye recobro 
primario y puede alcanzar a valores tan altos como 50%, donde las características de las rocas y las 
de los fluidos son ideales, y menos del 10%, cuando las propiedades del sistema son adversas. 
Sí en el yacimiento existe continuidad entre los pozos inyectores, productores y desde el tope hasta 
la base de la formación; la mayoría de los bajos recobros se debe a una relación de movilidad 
adversa, una pobre localización entre el pozo inyector y el productor, saturación residual del 
petróleo alta en las partes de contacto de yacimiento y/o debido a la heterogeneidad, y la naturaleza 
inmiscible del mecanismo de desplazamiento del petróleo – agua. 
 
2.3.5.2. Introducción al Recobro de Petróleo 
 
Las inyecciones de agua y gas han sido métodos convencionales de recobro más utilizados hasta la 
fecha en yacimientos de petróleo, con el fin de aumentar su energía. Estos procesos también se 
conocen como métodos de recuperación secundaria de petróleo. 
De acuerdo con los resultados obtenidos en varios proyectos exitosos en yacimientos que 
contengan petróleo saturado, es preferible la inyección de agua si la permeabilidad del yacimiento 
es suficientemente alta. 
El agua ha sido la que más ventajas han presentado y, aún cuando se ha desarrollado otras técnicas 
de recuperación secundaria, continúa siendo el método más atractivo para obtener cantidades 
adicionales de petróleo debido a su alta disponibilidad y bajo costo. 
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2.3.6. PROYECTOS DE INYECCIÓN DE AGUA 
 
La inyección de agua como un método de recobro secundario se descubrió accidentalmente en el 
año 1870, en la cuidad de Pithole, al oeste de Pennsylvanis, cuando una fuga en una formación 
acuífera redujo la producción del pozo afectado, pero aumentó la producción de los pozos vecinos. 
Se caracteriza por la eficiencia del agua para desplazar a los hidrocarburos del medio que invade, y 
porque aumenta rápidamente la presión del yacimiento. 
En general, se considera que después de una invasión con agua, todavía queda en el yacimiento 
más del 50% de petróleo original en sitio. 
En un mecanismo secundario de recobro mediante el cual los fluidos del yacimiento son 
desplazados hacia los pozos productores por la acción del agua inyectada (Fig. 13). 
 
 
Figura 13. Proceso de desplazamiento por inyección de agua. 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
2.3.6.1. Mecanismos de Desplazamiento 
El desplazamiento de un fluido por otro fluido es un proceso de flujo no continuo, debido a que las 
saturaciones de los fluidos cambian con el tiempo. Esto causa cambios en las permeabilidades 
relativas, en las presiones y en las viscosidades de las fases. 
El mecanismo de desplazamiento de una inyección de agua en un yacimiento homogéneo, se puede 
presentar en cuatro etapas que son: 
 Condiciones iniciales (antes de la inyección) 
 La invasión 
 La ruptura del frente de agua 
 Posterior a la ruptura del frente de agua 
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 Condiciones Iniciales 
Consideremos un yacimiento homogéneo en el cual los fluidos se mueven horizontalmente. 
Supongamos que a través del yacimiento la saturación es constante y que al momento de iniciarse 
la inyección de agua, nos encontramos con un yacimiento que ha sido producido por agotamiento 
natural, disminución de la presión, durante la primera fase de su producción primaria. Como sucede 
a menudo la presión actual del yacimiento será menor que la presión de burbujeo del petróleo 
original en el yacimiento. Existirá, pues, una fase de gas presente que también será uniforme a 
través del yacimiento (Fig. 14). 
 
Figura 14. Distribución de la saturación de los fluidos de la inyección de agua 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
 La Invasión 
El comienzo de la inyección de agua está acompañado por un aumento de presión en el yacimiento. 
Este aumento es mayor alrededor de los pozos inyectores y declina hacia los pozos productores. 
A medida que continúa la inyección de agua, parte del petróleo se desplaza hacia adelante para 
formar un banco de petróleo. 
El frente del banco de petróleo empuja con efectividad el gas altamente móvil hacia adelante, 
aunque bajo ciertas condiciones parte del gas puede ser atrapado por dicho banco, de allí que ocupe 
espacio que de otra manera contendría petróleo residual. 
Detrás del banco de petróleo viene el frente del banco de agua donde únicamente están presentes el 
agua inyectada y el petróleo residual más el gas atrapado (Fig. 15). 
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Figura 15. Distribución de la saturación de los fluidos en el yacimiento durante la inyección de agua 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
 Llene 
Todo el gas, excepto el atrapado, se desplaza de la porción inundada del yacimiento  antes de que 
se produzca el petróleo, a esto se le denomina “llene” y para lograrlo, la acumulación de agua 
inyectada debe ser igual al volumen del espacio ocupado por el gas libre en el yacimiento. 
Durante este período, parte del gas se redisuelve con el petróleo que va contactando, y el remanente 
se produce por los pozos productores. El llene puede representarse por un frente de petróleo 
viajando más rápido que el frente de agua. Detrás del frente de petróleo, la saturación de gas se 
encuentra en su valor residual. La llegada del frente de petróleo a los pozos productores marca el 
final del período de llene. 
Detrás del frente de agua, la saturación de petróleo se va reduciendo progresivamente a medida que 
el volumen de petróleo va siendo desplazado por la corriente de agua, hasta que, finalmente, se 
alcanza la saturación residual de petróleo. 
 
 Ruptura 
Cuando se alcance el Llene, el avance frontal continúa, pero la tasa de producción de petróleo 
aumenta eventualmente igual a la tasa de inyección de agua (en términos de volúmenes de 
yacimiento). Si la saturación inicial del agua de la formación es menor que la requerida para fluir, 
la producción del petróleo durante esta fase estará libre de agua. El comienzo de una producción 
significativa de agua es el signo de que se ha producido la ruptura del frente de agua en el pozo 
(Fig. 16). 
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Figura 16. Saturaciones de los fluidos en el momento que alcanza la ruptura. 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
 Posterior a la Ruptura 
Durante esta etapa, la producción de agua aumenta por la producción de petróleo. El recobro 
gradual del petróleo detrás del frente se obtiene solamente con la circulación de grandes volúmenes 
de agua. Durante esta fase final de inyección, el área barrida aumentará y esto puede proveer 
suficiente producción de petróleo para justificar la continuación de la inyección. El proceso 
finalizará cuando los costos de operación originen una tasa interna de retorno menor que la mínima 
establecida. 
Finalmente, al llegar la etapa de agotamiento de la inyección de agua, la porción inundada del 
yacimiento contendrá únicamente petróleo residual y agua inyectada. 
La Figura 17 muestra la distribución final de saturación de los fluidos de la inyección de agua: 
 
 
Figura 17. Distribución final de saturación de los fluidos de la inyección de agua. 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
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2.3.6.2. Rangos de Aplicación para la Inyección de Agua en Yacimientos de 
Hidrocarburos 
 
 Rangos de Saturaciones Aplicables 
 Sw : aplicable desde 0% hasta 75%. Dudoso a partir de 50%  
 Sg : aplicable desde 0% hasta70%. Dudoso a parir de 25% a menos que se desplace el gas.  
 So: aplicable desde 25% hasta 100%. Dudoso en saturaciones de petróleo menores que 
35%.  
 
 Gravedad del petróleo 
Es una propiedad que afecta la viscosidad del petróleo, y que se ve influida por la temperatura y el 
gas en solución, y a la vez es un factor determinantede la gravedad API. Se han reportado 
proyectos exitosos de inyección de agua en petróleos con gravedades APl a partir de 15°.  
 
 Viscosidad del petróleo 
Desde 0,2 cp hasta 200 cp. Bajo rendimiento econpomico a partir de 30 cp.  
 
 Porosidad 
A partir de 15%, resultados muy malos para porosidades menores de 7%  
 
 Permeabilidad absoluta 
A partir de 0,1 mD. Resultados pobres por debajo de 10 mD 
 Variación de permeabilidad  
Intercalaciones con permeabilidades de 5 a 10 veces mayores de la arena circundante han sido 
reportadas como causantes de fallas en proyectos de inyección de agua. 
 
 Profundidad 
Desde 200 pies hasta más de 10.000 pies. El tope de la profundidad más somera viene dictado por 
el gradiente de fractura, permeabilidad, espesor y la viscosidad del petróleo. La profundidad 
máxima viene limitada por la capacidad de levantamiento del sistema de producción.  
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 Temperatura 
Desde 60 °F hasta 300 °F. El límite inferior viene dado por la viscosidad del petróleo, en tanto que 
el límite superior está determinado por la temperatura de operación de los equipos de producción. 
 
 Presión 
Hasta 10.000 lpc, las mismas consideraciones que se han descrito para la profundidad.  
 
 Espesor de la formación 
Zonas de menos de 10 pies han sido sometidas a inyección de agua exitosamente, usando arreglos 
de patrones en un espaciamiento de 40 acres (400 m de distancia entre pozos). 
 
 Litología 
Manteniendo todo lo demás constante, el recobro en areniscas parece ser más alto que en calizas, 
debido a una mejor distribución del tamaño de poros en las areniscas.  
 
2.3.6.3. Aspectos Básicos que Afectan la Selección del Tipo de  Inyección de Agua 
 
Cuando se planifica un proyecto de recuperación secundaria debe considerar lo siguiente: 
 Debe proporcionar el volumen de producción de petróleo deseada  
 Disponibilidad del suministro del volumen de inyección de agua necesario para obtener la 
producción esperada 
 Maximizar la recuperación de petróleo con un mínimo de producción de agua, es decir 
mantener en valores bajos la relación agua petróleo (RAP) en los pozos productores 
 Aprovechar la heterogeneidad conocida del yacimiento: por ejemplo, permeabilidad 
direccional, diferencias regionales de permeabilidad, fracturas de la formación, 
buzamiento, etc.; para colocar los arreglos de pozos de tal forma que la dirección de 
máxima permeabilidad o de las fracturas del yacimiento sea la misma que la línea que une 
los pozos de inyección contiguos 
 Ser compatible con el arreglo de pozos existente y requerir un mínimo de pozos nuevos  
 Recolectar información de inyección de otros operadores en campos adyacentes 
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La primera selección que se debe hacer es el modelo de inyección, es decir, si la inyección de agua 
debe ser según un arreglo repetitivo o tratar al yacimiento como un conjunto, utilizando inyección 
periférica, inyección de extremo a extremo, línea central de pozos de inyección, o establecer alguna 
combinación de éstos. Una inyección periférica da, generalmente, el máximo de recuperación de 
petróleo con un mínimo de agua producida. 
Otro aspecto que debe considerarse para decidir sobre la posibilidad de inyección periférica de 
agua, es si la permeabilidad de la formación es lo suficientemente alta para permitir el movimiento 
del agua en el volumen deseado y en la distancia de varios espaciamientos entre pozos, desde el 
pozo de inyección y la última línea de pozos productores. Desde luego, el operador de la inyección 
periférica de agua puede optar por convertir los productores invadidos de agua a inyectores y, en 
esta forma, mantener los pozos de inyección tan cercanos como sea posible del frente de invasión, 
sin dejar atrás un volumen importante de petróleo móvil.  
 
2.3.6.4. Factores Importantes en el Diseño de Operaciones de Inyección de Agua 
 
 Parámetros para Estimar la Recuperación Esperada de Petróleo 
Para realizar la predicción de la recuperación esperada de petróleo bajo el escenario de un proyecto 
de inyección de agua, se requiere de: 
 La mejor estimación del volumen de petróleo original en sitio (N)   
 El histórico de producción primaria que ocurrió antes del inicio de la inyección  
 La saturación de petróleo existente al inicio de la inyección, la saturación residual de 
petróleo después del proceso de desplazamiento y cómo se espera que se distribuya en el 
yacimiento 
 La fracción del yacimiento a ser barrida  
 Las tasas de producción e inyección.  
Las fuentes de estos datos se indican a continuación:  
Petróleo en Sitio (N)  
 El número de pozos para definir la extensión areal del yacimiento  
 Perfiles de pozos para determinar la sección productiva y el contenido de los fluidos 
presentes en la misma  
 Mediciones en núcleos de porosidad, saturación de agua y a veces presión capilar  
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 Estudio de balance de materiales basados en la historia de presión del yacimiento y la 
historia de producción del mismo para confirmar los estimados volumétricos del petróleo 
original en sitio. 
Comportamiento en la Etapa de Producción Primaria 
 Producción de petróleo, gas y agua por pozo  
 Presiones a partir de pruebas periódicas 
 Propiedades de los fluidos 
 Mediciones de permeabilidad relativa obtenidas sobre núcleos, para las fases desplazante y 
desplazada  
 Datos geológicos de pozos no productivos y fuera de los límites productivos, para así 
ayudar a la determinación del mecanismo primario de empuje. 
 
Fracción del Yacimiento a ser Barrido  
 Mediciones de núcleos para definir la variación de la permeabilidad y contenido de los 
fluidos presentes  
 Secciones transversales y pruebas de interferencia de presión para determinar continuidad 
del yacimiento entre pozos  
 Estimado de estratificación a partir de mediciones de núcleos y perfiles  
 Definición de la orientación de la permeabilidad  
 Arreglo seleccionado para la inyección  
 Viscosidad de los fluidos y permeabilidades relativas  
 Comportamiento del barrido areal del arreglo de inyección seleccionado y para opciones 
alternas de otros arreglos válidos o prácticos. 
Tasas de Inyección y Producción 
 Permeabilidad efectiva del yacimiento a partir de núcleos, pruebas de presión y de índice 
de productividad  
 Curvas de permeabilidad relativa para las fases desplazante y desplazada 
 Condiciones en la cercanía a los pozos sometidos a análisis de presión  
 Estimados de presión de inyección  
 Propiedades de los fluidos 
 Tasas estimadas a partir de cálculos.  
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2.3.6.5. Tiempo o Momento Óptimo Para el Inicio de un Proceso de Inyección de 
Fluidos 
 
Se debe tener especial cuidado al seleccionar el momento óptimo para el inicio de la inyección.Hay 
que evitar retrasar el punto óptimo para el comienzo físico de la inyección. La planificación 
temprana, aún cuando no sea al detalle, hará posible la toma de datos básicos en el momento más 
adecuado para el análisis de ingeniería. Esto puede conducir a la modificación del programa de 
desarrollo, a fin de que los pozos puedan ser perforados en la ubicación deseada y con la máxima 
eficiencia para cumplir el programa de inyección y a un costo mínimo de perforación y 
reparaciones. 
El inicio de un proyecto de inyección de agua, es función de diferentes variables de los 
yacimientos, entre las cuales pueden citarse: los mecanismos de producción, la presión inicial, la 
presencia y tamaño del acuíferos y/o la capa de gas, las propiedades específicas de los fluidos, y la 
presión de burbujeo; entre otros. 
En campos maduros, el punto óptimo, generalmente, ya pasó y en todo caso la pregunta deberá 
referirse a cual es el mejor proceso que ha de utilizarse o bien, si la presión actual puede ofrecer 
oportunidades para otros procesos. En general, no existen métodos específicos para calcular 
directamente el momento óptimo para el inicio de un proyecto de inyección de fluidos. En su lugar, 
ese cálculo debe hacerse luego de una revisión y estudio de diferentes estrategias posibles de 
explotación futura que consideren el inicio en diferentes etapas del agotamiento, y luego el análisis 
económico correspondiente de las distintas opciones, a fin de decidir lo más conveniente como 
curso de acción. 
 
2.3.6.6. Selección del Fluido de Inyección 
 
En los proyectos de inyección, algunos parámetros son fijos y escapan al control del Ingeniero. 
Estos incluyen propiedades del petróleo, del yacimiento, propiedades de la roca, estratificación 
geológica, fallamiento y profundidad. Por otro lado, el Ingeniero puede hacer variar algunos 
parámetros tales como fluido para la inyección, presión de inyección, arreglo y tasa de inyección.  
La selección del fluido de inyección apropiado para un yacimiento específico es, probablemente, la 
parte más difícil del diseño de cualquier operación de inyección. 
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Una operación de inyección de agua podría ser muy atractiva desde el punto de vista técnico, pero 
si el agua no está disponible en cantidades requeridas y a un costo razonable, el atractivo de esta 
opción sería sólo de investigación académica. 
 
 Características del fluido de inyección 
 
En el caso de que el fluido de inyección sea agua, una de las primeras consideraciones que se debe 
tomar en cuenta en la planificación y diseño de un proyecto de recuperación secundaria, es 
localizar una fuente accesible de agua para la inyección. 
El agua salada generalmente se prefiere antes que usar agua fresca. La calidad del agua es muy 
importante para evitar que se requieran altas presiones para mantener las tasas de inyección 
requeridas. Así mismo, la corrosión del sistema de inyección, generalmente, se incrementa cuando 
se usa agua de baja calidad, por lo cual es necesario proteger el sistema de inyección para mantener 
la integridad física de las instalaciones y prevenir la generación de productos de la corrosión que 
pueden generar daños importantes en la formación productora y en los puntos de inyección en 
dicha formación. 
Las características del agua a ser inyectada deben poseer en el yacimiento son: 
 El agua no debe ser corrosiva. (El sulfuro de hidrógeno y el oxígeno son dos fuentes 
comunes de problemas de corrosión). 
 El agua no debe depositar minerales bajo condiciones de operación. (El encostramiento se 
pueden formar de la mezcla de aguas incompatibles o debido a cambios físicos que causan 
que el agua se convierta en sobre-saturada, causando dentro del sistema de inyección una 
reducción de la capacidad de flujo y, además, proporcionando un medio favorable para que 
ocurra corrosión). 
 El agua no debe contener sólidos suspendidos o hidrocarburos líquidos en suficiente 
cantidad para causar taponamiento en los pozos de inyección. (Los materiales que pueden 
estar presentes como material suspendido son los compuestos que forman escamas tales 
como, limo, petróleo, microorganismos y otro material orgánico). 
 El agua inyectada no debe reaccionar para causar hinchamiento de los minerales arcillosos 
presentes en la formación. (La importancia de esta consideración depende de la cantidad y 
tipo de minerales arcillosos presentes en la formación, así como de las sales minerales 
disueltas en el agua inyectada y la permeabilidad de la roca). 
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 La salmuera, como fluido de inyección, debe ser compatible con el agua presente 
inicialmente en la formación. (El agua producida e inyectada debe ser manipulada y 
tratada, separadamente, si no son completamente compatibles). 
 
2.3.6.7. Infraestructura y Tratamiento del Fluido de Inyección 
 
La calidad del agua de inyección genera graves problemas en los pozos, los cuales requerirán 
constantemente trabajos costosos de reacondicionamiento tales como: achicamiento, limpieza, 
acidificación y fracturamiento para mantener un nivel aceptable de inyectividad. Hasta los pozos 
inyectores de agua de buena calidad requieren algunas veces trabajos de reacondicionamiento para 
ese mismo fin. 
Los problemas que generalmente origina la inyección de un fluido de baja calidad son: 
 Elevadas presiones de inyección 
 Reducción de la eficiencia de barrido reduciendo el recobro final de petróleo 
 Corrosión en los pozos de inyección 
 Taponamiento de la formación y reducción de la inyectividad 
 Incremento de los trabajos de reacondicionamiento de los pozos de inyección 
El tratamiento ideal del agua de inyección es aquel que permite mantener constante la inyectividad 
durante la vida del proyecto. Sin embargo puede tener limitaciones por el costo, se acostumbra 
establecer un equilibrio entre la calidad y el costo, de tal manera que los requerimientos de 
reparación de los pozos, producto del taponamiento, se encuentren en equilibrio con los costos del 
tratamiento del agua. Las formaciones menos permeables requieren agua de mejor calidad, lo cual 
puede ser compensado mediante la inyección a través de fracturas. Sin embargo, esta opción en el 
proyecto puede generar reducción en la eficiencia del barrido. 
En la Tabla 1 se presentan algunos tratamientos que se pueden realizar para mejorar la calidad de 
agua de inyección: 
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FLUIDO OBJETIVO TRATAMIENTO
Remover sólidos Filtración
Prevenir la corrosión y depositación de 
sales metálicas
Tratamientos químicos
Reducir el contenido de petróleo y 
limpiar la cara de la arena
Inyectar un tapón de detergente
Eliminar los gases corrosivos Aireación
Reducir bacterias
Tratamiento químico del agua con 
cloro , aminas, fenoles o compuestos 
amoniacales
AGUA
 
Tabla 1. Tratamientos para el agua de inyección. 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
Los tratamientos convencionales incluyen separadores de agua libre, separadores de tres fases y 
tratadores para quitar el agua del aceite y establecer una corriente de agua primaria.Para cumplir 
con los requerimientos de descarga se necesitan tanques desnatadores, interceptores de placas 
paralelas, celdas de flotación por gas,  coalescedores e hidrociclones.Técnicas nuevas incluyen el 
uso de centrifugadoras y filtrado por membranas. 
 
 Deshidratadores Mecánicos y Separadores de tres fases 
 
Para los pozos que producen cantidades moderadas de agua, el aceite y el agua pueden separarse 
del gas en separadores de tres fases. Este tipo de separación es aplicable en donde las caídas de 
presión en el pozo a través de estranguladores no han emulsionado el agua. La separación de aceite 
y agua debe ser positiva.Estos separadores son útiles para la separación rutinaria del aceite, agua y 
gas en bajos volúmenes o para pruebas de pozos individuales en campos con flujos en tres fases. 
 
Controles de los Separadores 
 
Los separadores tienen dos puntos de control principales: 
 Control de presión 
 Control de nivel 
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En un separador de tres fases los flujos de salida son gas y dos líquidos. En el campo petrolero una 
de las fases líquidas generalmente es agua y el otro petróleo. En los recipientes de tres fases hay 
dos reguladores de nivel - uno para cada fluido. El control de nivel puede ser más difícil puesto que 
el tiempo de retención de cada fluido puede ser afectado por el regulador de nivel del otro, y los 
volúmenes de cada fluido pueden cambiar dramáticamente con el tiempo. 
 
 Tratadores 
 
Una emulsión es una combinación de dos líquidos no miscibles, o de líquidos que no se mezclan 
bajo condiciones normales. Uno de los líquidos se extiende o esparce a través del otro en forma de 
gotitas pequeñas. Estas gotitas pueden ser de todos los tamaños, desde medianamente grandes hasta 
muy pequeñas. A veces las gotitas son tan pequeñas que cabrían más de cincuenta sobre la cabeza 
de un alfiler. Una emulsión estable es una que no se descompone sin alguna forma de tratamiento. 
Se requieren tres condiciones para la formación de una emulsión estable: 
 Los líquidos deben ser no miscibles. 
 Debe haber agitación suficiente como para dispersar uno de los líquidos en forma de 
gotitas dentro del otro. 
 Debe estar presente un agente emulsificador, o emulsificante. 
Una emulsión aceite -agua podrá contener desde muy poco hasta 90% de agua. Además, una 
emulsión puede ser dura (difícil de romper) o floja (fácil de romper). Que una emulsión resulte 
dura o floja depende de varios factores que incluyen las propiedades del aceite y del agua, el 
porcentaje de cada uno en la emulsión, y el tipo y cantidad de emulsificante presente. 
 
Principios Básicos de los Tratamientos 
 
El tratamiento puede incluir a uno o más de los procedimientos siguientes:dejar tiempo de reposo y 
drenar el agua separada,aplicar calor,aplicar productos químicos,aplicar electricidad,operar varios 
dispositivos mecánicos, tales como tanques de decantanción, tanques de lavado, deshidratadores 
mecánicos, etc., yañadir diluyentes para reducir la viscosidad. 
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Los factores involucrados en el tratamiento de emulsiones de agua en aceite incluyen: 
 Romper las películas que rodean a las gotitas de agua y coalescer las gotitas para formar 
gotas mayores, y 
 Dejar que precipiten las gotas de agua durante o después de su coalescencia. 
Todas las emulsiones se separan en aceite y agua si se les permite asentar durante un tiempo 
ilimitado. En efecto, mucha del agua producida con aceite se separa sin la ayuda del calor, 
productos químicos, u otros recursos. Sin embargo, las partículas pequeñas de agua en las 
emulsiones de agua en aceite están generalmente rodeadas de una película resistente, con la 
apariencia de una envoltura plástica cuando es estudiada con el microscopio. Esta película es difícil 
de romper, y, hasta que se rompe, las gotitas de agua no coalescen - por lo menos en un tiempo 
razonable. Por lo tanto, el calor, los productos químicos, la electricidad, los dispositivos mecánicos, 
y varias combinaciones de todos estos factores son generalmente necesarios para que se rompa la 
película que rodea a las gotas de agua y éstas coalezcan. 
Un separador de agua libre (abreviado FWKO) es sencillamente un recipiente que proporciona un 
espacio para que el agua libre se separe de una emulsión. Muchas veces contiene un filtro o 
excelsior para quitar partículas de petróleo o emulsión que puedan estar atrapadas en el agua a 
medida que pasan por el filtro. El agua libre se retira automáticamente del fondo de la unidad, y la 
emulsión o el petróleo salen por arriba y pasa al sistema de tratamiento. De esta manera, se elimina 
el agua en estado libre; y sólo la emulsión se trata por el sistema de calefacción o tratamiento. 
El agua libre es el agua asociada con el aceite que precipita en cinco minutos cuando los fluidos del 
pozo se dejan decantar en un tanque de sedimentación. El agua libre no formaparte de la emulsión 
y puede ser separada fácilmente por la sola fuerza de gravedad. Separar el agua libre evita las 
sobrecargas en la planta de tratamiento y el gasto de energía. 
Un separador de agua libre es un recipiente usado para sacar cantidades excesivas de agua libre en 
las líneas de flujo antes de la planta de tratamiento. Existen muchos tipos de separadores de agua 
libre, desde las unidades de fabricación casera hasta las unidades verticales u horizontales capaces 
de una operación de dos o tres fases. Un separador de agua libre de dos fases está diseñado de tal 
manera que solamente el agua libre se separa del aceite o emulsión. Un separador de agua libre de 
tres fases separa el agua libre y el gas del aceite de la emulsión. 
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Aplicación de Calor en el Tratamiento 
 
Una emulsión no se separa solamente con calor, excepto en casos poco frecuentes. Generalmente la 
aplicación de calor es un proceso auxiliar para acelerar la separación.Los calentadores de emulsión 
pueden ser: directos o indirectos. La mayoría de las plantas de tratamiento no utilizan calentadores 
independientes; el calentador generalmente forma parte integral de un sistema de tratamiento en el 
cual se lleva a cabo el calentamiento y el tratamiento. 
 
Tratamiento Químico 
 
Para que un producto químico pueda actuar como separador de emulsión en una emulsión de agua 
en aceite, debe poder desactivar al agente emulsificador que rodea a las gotitas de aguas dispersas. 
Los productos químicos usados para separar emulsiones de agua en aceite se agregan en cantidades 
pequeñas en algún punto del tratamiento.  
Tales productos químicos deben ser solubles en aceite y activos en la superficie (disolverse en el 
aceite y trabajar sobre las superficies de las gotitas de agua para que se separen). Los productos 
químicos separadores de emulsión son también materiales polares. Los productos químicos usados 
para tratar emulsiones inversas, o sea aceite en agua, difieren de los usados para tratar emulsiones 
de agua en aceite por cuanto éstos son solubles en agua. Al disolverse en el agua el producto 
químico puede hacer contacto con la superficie de las gotitas de aceite suspendidas en el agua. El 
producto químico deberá separar al  emulsificante que rodea a las gotitas de aceite al entrar en 
contacto con el mismo y hacer que las gotitas de aceite se adhieran, o coalezcan, en glóbulos 
grandes.El aceite así coagulado se retira de la superficie del agua, y el agua se puede disponer. 
 
Tratamientos con Tratadores por Calentamiento 
 
Un tratador por calentamiento (también llamado tratador de flujo o de emulsión) es un dispositivo 
que combina todos los componentes necesarios para tratar una emulsión en un sólo recipiente. En 
el recipiente se aplican los productos químicos, el calor, la sedimentación, y, frecuentemente, la 
electricidad. 
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El tratador por calentamiento está diseñado para incluir en una unidad cualquiera o todos de los 
siguientes elementos: separador de aceite y gas, separador de agua libre, calentador, lavado de 
agua, sección de filtros, sección de estabilización, intercambiado de calor, y campo  electroestático. 
La selección del tratador apropiado para cualquier conjunto de condiciones dadas es una compleja 
decisión de ingeniería que puede ser tomada solamente luego de conocer una gran cantidad de 
factores. 
 
 Remoción del Petróleo Disperso 
 
El aceite puede causar problemas pozo abajo en el sistema de inyección, especialmente donde se 
está utilizando un pozo de eliminación en una zona que no contenía petróleo y no tiene saturación 
de aceite residual. El aceite también ensuciará rápidamente a la mayoría de los filtros.  
Por lo tanto se deberá minimizar el aceite en el agua. Si la concentración de aceite en el agua que 
sale de los separadores de agua libre es demasiado alta, se deberá considerar el uso de un tratador u 
otra forma de quitar el aceite. Si el agua del tratador contiene altas concentraciones de aceite y un 
control muestra que el tratador está operando óptimamente, entonces se necesitará tratamiento 
adicional.Los siguientes procesos se encuentran entre los más usados en los campos petrolíferos. 
Tanques Desnatadores 
Los tanques desnatadores son simplemente recipientes grandes que proporcionan el tiempo de 
retención necesario para que el aceite suba a la superficie donde puede ser desnatado y recogido. 
 
Separadores de Placas Paralelas 
 
El separador de placas paralelas es un separador por gravedad que consiste en una pila de placas 
paralelas separadas por un espacio de 4 a 10 cm. El agua aceitosa pasa entre las placas y las 
partículas de aceite suben a la superficie de la placa superior donde coalescen. El aceite aglutinado 
se traslada por la placa hasta llegar a la superficie de agua, donde se desnata. 
Básicamente, las placas paralelas reducen la distancia que debe viajar el aceite antes de llegar a una 
superficie donde puede coalescer. El espaciamiento entre las placas es muy importante en el diseño. 
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Existen dos tipos básicos de coalescedor de placa paralela - el interceptor de placa paralela y el 
separador de placa inclinada. El separador de placa inclinada utiliza una pila de placas inclinada a 
45°. 
Los separadores de placa inclinada son utilizados frecuentemente costa afuera donde los niveles de  
espaciamiento y peso son muy restrictivos. 
 
Celdas de Flotación con Gas 
 
En una celda de flotación con gas se forman burbujas finas de gas en el agua que se adhieren a las 
gotitas de aceite, levantándolas a la superficie para ser recogidas. Las características principales son 
la introducción de burbujas finas de gas dispersadas en el fluido, una zona de turbulencia mínima y 
un medio de colección. 
En el sistema de Flotación con Gas Disuelto, el gas se disuelve por presión en el agua y se libera a 
presión más baja en el recipiente de flotación. Estas unidades son muy grandes y no funcionan tan 
bien como las unidades de gas disperso. 
En el sistema de Flotación con Gas Disperso el gas es dispersado en el agua utilizando un rotor 
mecánico o un eyector. El tipo de  eyector usa menos energía y menos gas que el rotor y tiene una 
relación de gas-agua de alrededor de 10 pies cúbicos por barril. 
Los resultados están influenciados por la concentración de gas, la salinidad, la temperatura, el  pH, 
el tipo de crudo, la concentración de aceite, y los aditivos químicos para flotación. Son comunes las 
recuperaciones de aceite de más del 90%. 
 
Coalescedores 
 
Los coalescedores son recipientes que tienen una gran superficie. A medida que el agua aceitosa 
fluye, las gotitas de aceite finamente dispersas coalescen hasta tener el tamaño suficiente como 
para flotar hacia la superficie y ser recogidas. 
Los Coalescedores de Medios Granulares usan sistemas de flujo ascendente y descendente 
similares a filtros. Frecuentemente se utilizan los mismos medios. 
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El poliuretano es usado en forma de un paquete mojado en aceite. El aceite y los sólidos mojados 
en aceite se juntan sobre el paquete de poliuretano y se retiran automáticamente. A medida que se 
junta el aceite la caída de presión a través de la unidad aumenta y se requiere la regeneración. La 
regeneración se hace comprimiendo y expandiendo alternativamente el paquete y colectando los 
fluidos exprimidos 
 
Hidrociclones 
 
Los hidrociclones son relativamente nuevos y están en uso actualmente sólo en el Mar delNorte. La 
operación se basa en el uso de un flujo arremolinado para generar fuerzas centrífugas que separan 
el aceite del agua basándose en sus diferencias de densidad. 
En los hidrociclones estáticos se inducen fuerzas centrífugas con una alta velocidad y presión en la 
boca de entrada. En los hidrociclones giratorios la rotación mecánica proporciona el movimiento. 
Hasta la fecha existen 50 plataformas con hidrociclones estáticos completos instalados.  
 
 Remoción de Gas Disuelto 
 
Las plantas de tratamiento de agua se clasifican un tanto arbitrariamente en sistemas abiertos o 
cerrados. Los sistemas cerrados son los diseñados para impedir el contacto del agua con el aire y 
minimizar así las pérdidas de gas disuelto y el atrapamiento de aire. 
Ambos sistemas tienen ventajas y desventajas. En un sistema cerrado los gases disueltos se 
mantienen en solución. Si hay dióxido de carbono y calcio, el  pH es estable y se inhibe la 
precipitación de carbonatos de calcio. También se evita la oxidación de hierro disuelto y de 
sulfuros. Sin embargo, el sistema se mantiene a presión y el equipo es más costoso. Además, se 
permite que continúe cualquier corrosión resultante de gases corrosivos disueltos, principalmente 
H2S y CO2.  
En un sistema abierto no se trata de excluir al aire. En efecto, en muchas plantas el agua es aireada 
para extraer los gases no deseables tales como el H2S. Los sistemas abiertos permiten usar grandes 
estanques de retención que dan tiempo al agua para estabilizarse, las partículas suspendidas se 
depositan y las gotitas de aceite coalescen en la superficie. 
Sin embargo, es posible que la corrosión aumente y se produzcan problemas de incrustración. 
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Remoción del Oxígeno 
 
Una vez que el oxígeno se ha introducido en las salmueras, rara vez se extrae. Cuando se debe 
inyectar el agua, frecuentemente es más económico retirar el oxígeno o usar cañería y tubería 
recubierta de plástico resistente a la corrosión. Cuando debe descargarse el agua, la presencia de 
oxígeno disuelto es favorable 
Sin embargo, en algunos casos, particularmente cuando se usan grandes cantidades de agua dulce 
de reposición, hay que retirar el oxígeno. Existen varios métodos para extracción de oxígeno: 
 
Separación del Gas: generalmente se realiza con gas natural en una torre de desorción en 
contracorriente que contiene empaque o bandejas. Las bandejas son más comunes debido a que el 
empaquetamiento tiende a ensuciarse con los sólidos suspendidos. El principio de la separación es 
el de reducir la concentración de oxígeno hasta la solución, reduciendo su presión parcial y por lo 
tanto su solubilidad. La cantidad de oxígeno extraída es una función de: 
 la concentración de Oxígeno Disuelto en el agua 
 la cantidad de bandejas teóricas 
 la relación Gas 
 Agua 
 la Presión 
 la Temperatura 
Una torre de separación bien diseñada puede reducir al oxígeno disuelto a 0.01 a 0.02 ppm. 
La  Desaireación en Vacío reduce la presión parcial del oxígeno por encima de la superficie del 
agua por reducción de la presión encima del agua hasta que el agua hierve; también se lleva a cabo 
en una torre que contiene empaquetamiento o bandejas, aunque el empaquetamiento es menos 
complejo. 
La presión se reduce en la torre usando una bomba de vacío o una bomba de vacío asistida por un 
reductor. Las concentraciones de oxígeno se bajan a alrededor de 0.1 ppm en una torre de una etapa 
y a alrededor de 0.01 ppm en una torre de tres etapas. 
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Remoción del Ácido Sulfhídrico 
 
La clave para la remoción exitosa de H2S es el control del pH. Con un pH menor de 5, casi todo el 
H2S está presente como un gas asociado y puede ser eliminado fácilmente. Los procesos utilizados 
incluyen: 
 La Aireación satura al agua con aire, causando la liberación del H2S. Frecuentemente esto 
resuelve el problema pero causa muchos más. 
 La Separación con Gases de Combustión obtenidos de escapes de combustiones de motores 
ha sido usada en varios sitios. El CO2 en el gas ayuda a reducir el  pH y ayuda a la 
separación. Los gases de combustión deben ser controlados cuidadosamente para asegurar 
la combustión completa y evitar la introducción del oxígeno en el sistema. Una torre de 
desorción en contracorriente es usada generalmente con el gas de combustión alimentado 
por la parte inferior. 
 
Remoción del CO2 
La ionización del CO2 también depende del pH y la cantidad que puede ser eliminada es una 
función del pH. Un pH de 5 produce 95% del gas disponible y un pH de 4 logra 100%. Los 
métodos de eliminación incluyen: 
 La Aireación o barrido mecánico con aire. 
 La Desgasificación al Vacío, donde se reduce la presión parcial sobre el agua.  
Se debe cuidar de mantener un pH bajo para impedir que se formen incrustraciones. El  pH se 
corrige después de haber eliminado el CO2. 
 Remoción de Sólidos en Suspensión 
 
Los sólidos en suspensión deben removerse de cualquier agua que se va a inyectar, pues es 
probable que tapen la formación. Se usan varios tipos de filtros para retirar los sólidos. 
Las aguas a ser descargadas al mar generalmente se filtran, pues los sólidos no son perjudiciales. 
Hay varios sistemas de filtro disponibles y los más comunes se tratan brevemente a continuación: 
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Filtros de Lecho Graduado Convencionales 
Se colocan capas de medio filtrante de diferente tamaño en un recipiente. Las partículas más 
grandes están en la parte inferior y las más pequeñas en la parte superior. Sólo las partículas más 
pequeñas actúan como filtro, las demás son capas de apoyo solamente. Los medios de filtración 
más comunes son arena, antracita y carbón (grafito). 
Los filtros operan generalmente de arriba hacia abajo. Cuando la caída de presión alcanza a 3.5 psia 
(25 kPa), el filtro se retrolava rápidamente para eliminar los sólidos que han sido retenidos - 
usualmente sólo en la primera o segunda pulgada superior de la capa. Generalmente estos filtros 
tienen una capacidad nominal de 2.5 U.S.GPM por pie cuadrado de superficie. Las partículas de 
hasta 25 - 50 μm de diámetro pueden ser eliminadas. 
Estos filtros se pueden obstruir fácil y seriamente con aceite. El aceite debe ser eliminado antes de 
la filtración, y se debe instalar alguna forma de prevención de reboses. 
 
Filtros de Alta Velocidad, Lecho Profundo y Flujo Ascendente 
 
Este es básicamente un filtro de lecho graduado convencional donde el flujo es ascendente a través 
de los lechos graduados y con alta velocidad de circulación. El filtro completo actúa como medio 
filtrante. Los lechos se sostienen con una estructura de acero en reticulado, y la arena formará arcos 
de compresión bajo las mallas de acero. 
El retrolavado es en el mismo sentido que el flujo. Es precedido por aire para romper los arcos de 
compresión y fluidizar o expandir el lecho. Generalmente estos filtros tienen una capacidad fijada 
de 6 a 8 U.S.GPM por pie cuadrado de superficie. Partículas tan finas como 5 - 10 μm de diámetro 
pueden eliminarse sin coagulación, y hasta 1 a 2 μm si se introduce una ayuda coagulante tal como 
el alumbre. 
Estos filtros se pueden ensuciar fácil y seriamente con petróleo. Por lo tanto, el petróleo debe 
separarse antes del filtrado, y deberá instalarse algún medio para evitar el arrastre. 
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Filtros de Alta Velocidad, Lecho Profundo y Flujo Descendente 
 
Estos son iguales que los de flujo ascendente, pero invertidos. Medios filtrantes comunes son la 
antracita y el granate, donde la diferencia de la gravedad específica (1.5 vs. 4.2) mantiene al 
granate en el fondo. 
La mayoría de estas unidades operan en el rango de 10-12 U.S.GPM, y se puedenseparar partículas 
de hasta 7-10 μm sin el uso de coagulantes, y hasta 1 a 2 μm con asistencia. 
 
Filtros de Tierra  
 
Diatomácea (TD) La tierra diatomácea (TD) es esencialmente sílice puro formado por plantas 
marinas unicelulares fosilizadas. Se alimenta una suspensión de TD dentro del filtro, y la TD forma 
una torta filtrante sobre la membrana de sostén o el género de sostén. La operación del filtro 
continúa hasta que la caída de presión llega a 35 psi o 240 kPa, cuando se comienza el retrolavado. 
Tanto el medio de filtración (TD) como el material filtrado se descartan. 
Debe notarse que: 
-Los filtros de TD son los más complicados de todos los filtros usados en campos petroleros en 
cuanto a operación y mantenimiento. 
- Los filtros TD sólo son económicamente viables cuando los sólidos suspendidos son menores que 
30 - 50 mg/l. 
-Las velocidades de filtración se limitan a unos 2.0 U.S.GPM por pie cuadrado, pero los 
requerimientos de tamaño total pueden ser algo menores que para los filtros convencionales. 
- Los filtros TD retiran el aceite al costo de una vida más corta de operación. 
- Se pueden eliminar partículas de hasta 0.5  μm. 
- La TD pasa a través del material filtrante y es un agente excelente para obturar formaciones. En 
sistemas de inyección generalmente se requieren filtros cartucho ubicados corriente abajo. 
- La TD puede presentar un problema logístico de suministro. También puede presentar problemas 
serios la eliminación de TD agotada y sucia. 
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Filtros Cartucho 
 
Hay disponibles filtros cartucho en una gama amplia de materiales y tamaños de poros, en 
configuración  descartable o enjuagable. Los filtros cartucho generalmente se clasifican con un 
grado nominal (es decir, 10 μm al 98% significa que el 98 % de los sólidos con tamaño de partícula 
de 10 μm serán retenidos) y la variación de cualquiera de las condiciones puede cambiar 
considerablemente el desempeño. Si fuera posible deberían llevarse a cabo pruebas en el lugar para 
determinar la eficiencia real antes de finalizar la selección. 
 
Sedimentación 
 
En proyectos muy grandes, o donde hay presentes sólidos suspendidos muy finos se usan métodos 
de coagulación y sedimentación. La sedimentación por gravedad en lagunas grandes es efectiva 
pero no ha sido usada en forma amplia hasta hace poco debido a la carencia de coagulantes 
apropiados. El desarrollo de polímeros sintéticos (polielectrólitos) ha ampliado mucho la gama de 
aguas que pueden tratarse y clarificarse. Los polímeros causan coagulación y floculación hasta que 
las partículas crecen a un tamaño que se precipitan a una velocidad razonable. 
La selección de los coagulantes se hace a menudo, en base a la recomendación de la compañía 
química, y muchas veces por tanteo. 
El agua de las lagunas de sedimentación deberá ser filtrada luego de la sedimentación y antes de su 
uso, para retirar cualquier sólido restante. 
 
Selección de Filtros 
 
El desempeño de los filtros no puede predecirse en forma teórica. El mejor proceso de selección es 
llevar a cabo pruebas comparativas de efectividad en el lugar, con filtros piloto a pequeña escala y 
con el agua específica que interesa. 
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 Biocidas 
 
Bacterias 
 
Se deben añadir biocidas al agua que se inyectará si hay bacterias presentes en el agua, ya que 
varios tipos de bacterias pueden conducir a serios problemas en el yacimiento y en los sistemas de 
tuberías. 
Las bacterias son extremadamente pequeñas (0.5μm en diámetro) y hay miles de especies. Pueden 
configurarse como bastones, esferas o curvas. Algunas pueden duplicar su población en menos de 
20 minutos, abrumando literalmente un fluido. 
Las bacterias pueden soportar variaciones amplias de temperatura (-10 a 100 °C), de valores de  pH 
(0 a 10.5) y variaciones en las concentraciones de oxígeno (0 a 100%). En el agua se desarrollan 
mejor con un pH de 5 - 9, temperaturas menores de 80 °C y, aunque prefieren el agua dulce, se 
adaptan bastante a las salmueras. 
En el campo petrolero, las bacterias se clasifican en tres categorías: 
1. Aeróbicas -requieren oxígeno para vivir. 
2. Anaeróbicas- crecen mejor en ausencia del oxígeno. 
3. Facultativas-crecen con o sin oxígeno. 
 
Bacterias que Causan Problemas 
 
Las bacterias que causan los problemas más serios son las  bacterias reductoras de sulfatos (SRB). 
Estas reducen los iones de sulfatos y sulfitos presentes en muchas aguas de campos petroleros a 
iones de sulfuros, y liberan el H2S como subproducto. Pueden surgir cuatro problemas: 
Las bacterias pueden participar directamente en la reacción de corrosión, causando picadura severa 
en la tubería de acero. 
La generación de H2S puede aumentar mucho la corrosividad general del agua. 
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Hay también varios casos en que yacimientos enteros dulces se han vuelto sulfurosos agrios, 
resultando en problemas serios. El mecanismo agriante no es bien entendido, pero las bacterias 
reductoras de sulfatos son una posibilidad obvia. 
El H2S libre puede conducir a la rajadura y ampolladura sulfurosa de los aceros. 
La corrosión agria resulta en sulfuro ferroso - un polvillo negro que es un agente excelente de 
obturación de yacimientos. 
Se reconocen cuatro familias principales de SRB: 
Genero Especie Forma
Africans Bastón sigmoldeo
Desulphuricans Vibrión
Salexigens Vibrión
Vulqaris Vibrión
Nigrificans Bastón
Orientis Bastón curvado
Desulphavibrio
Desulphotomaculum
 
Tabla 2. Tipo de Bacteria SRB 
Fuente: Disposición y Tratamiento del Agua Producida (ARPEL) 
 
Las SRB requieren nutrientes para crecer. Entre los nutrientes primarios se hallan el carbono, el 
nitrógeno y el fósforo (generalmente hallado en alcoholes, ácidos orgánicos, inhibidores de  
incrustración), el hierro disuelto y los iones de sulfatos o sulfitos. 
Otras bacterias que causan problemas serios son las bacterias del hierro y formadoras de lama. Las 
bacterias del hierro depositan una lámina de hidróxido férrico alrededor suyo a medida que crecen, 
causando la corrosión y obturación. Cantidades grandes pueden producir hidróxido férrico 
suficiente para causar obturación severa del yacimiento. Las formadoras de lama generan masas de 
lama densa sobre superficies sólidas y causan corrosión y obturación similares a las  bacterias del 
hierro. 
 
Cultivo e Identificación de las Bacterias 
 
El monitoreo de un sistema de agua involucra el muestreo, cultivo (crecimiento) de las bacterias 
para determinar el número presente y para identificar las especies, para que se pueda seleccionar un 
biocida eficaz. El API RP 38 describe un método para examinar las aguas de inyección, y es usado 
por muchos laboratorios. 
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Control Químico 
 
Los productos químicos o matan a las bacterias (bactericidas) o retrasan o inhiben su crecimiento 
(bacteriestatos). También se obtienen productos químicos de alcance más amplio como biocidas 
que matan toda forma de vida, y los bioestatos que retrasan toda forma de vida. 
El biocida inorgánico más común es el cloro agregado al agua. Los bactericidas orgánicos son las 
aminas, fenoles clorados, aldehidos y los compuestos de amonio cuaternario. Se recomienda la 
evaluación de los distintos productos químicos por un laboratorio como paso inicial en la selección. 
En la selección de los productos químicos debe considerarse si matar o controlar - e.g. para 
reductoras de sulfatos se requiere una matanza total y se recomienda un bactericida, mientras que 
un control (bioestato) de las lamas muchas veces es suficiente. 
Adicionalmente, muchas bacterias desarrollan una resistencia contra productos químicos 
particulares con el transcurso del tiempo. El uso de dos bactericidas (en forma alternada) 
generalmente resuelve este problema, pero es prudente hacer evaluaciones de laboratorio 
anualmente. 
 
Compatibilidad 
 
Asegure que el producto que se use sea compatible con el agua. Algunos pueden causar 
precipitados que son un problema tan serio como las bacterias. También controle la compatibilidad 
con otros productos químicos tales como los removedores de oxígeno o inhibidores de 
incrustración, etc. 
 
Aplicación 
 
El tratamiento puede ser continuo por inyección - a una concentración más elevada inicialmente si 
es que se ha permitido el desarrollo de un problema, y reduciendo luego a medida que desaparece 
éste - o en tratamiento por baches. En el proceso por bache se bombea periódicamente un bache de 
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alta concentración a través del sistema con el propósito de producir una matanza total. Los 
bactericidas orgánicos son empleados de esta manera. 
Cuando se trata con bactericidas, hágase lo siguiente: 
 Límpiense a fondo las líneas de inyección, tuberías, etc. 
 Limpie a mano todo el lodo, lama, etc. de los tanques, recipientes y filtros. 
 Enjuague por contraflujo todos los pozos de inyección. 
 Elimine zonas de estancamiento o de baja velocidad. 
 Esterilice el sistema - use un bache de alta concentración de bactericida con suficiente 
tiempo de residencia para asegurarse una matanza completa. 
Luego será necesario un monitoreo continuo y estricto para determinar si el tratamiento elegido ha 
sido exitoso. 
El biocida inorgánico más común, el cloro, es ampliamente eficaz y generalmente barato. Se 
obtiene como líquido en recipientes de acero, como solución de hipoclorito y como dióxido de 
cloro generado por clorato de sodio o  clorito de sodio. Todos son eficaces. Se debe notar que el 
cloro es sumamente venenoso y debe manejarse con cuidado. 
 
 Monitoreo de la Calidad del Agua de Inyección 
 
El monitoreo del sistema de la calidad del agua para inyección esextremadamente importante, pero 
a menudo es minimizado o ignorado, hastaque se produzca algún problema serio. El monitoreo 
debería hacerse con unaregularidad programada, comenzando con una sistematización 
básica,inmediatamente después que el sistema de inyección ha sido instalado. Elobjetivo es detectar 
rápidamente algún deterioro en la calidad del agua, a finde que puedan realizarse las correcciones a 
tiempo, antes de que cualquiersistema o alguno de los pozos inyectores resulten con daños serios. 
 
El análisis y medidas certeras son requeridos para el estudio del desempeñodel sistema de 
inyección de agua. Algunos análisis deben ser efectuados ensitio, mientras otros pueden ser 
realizados solamente en un laboratorio. Losdatos deberán ser recogidos en la fuente de suministro 
del agua, en los pozosinyectores de agua, y en puntos apropiados intermedios donde lacomposición 
y/o las propiedades del agua son susceptibles a cambiar. Engeneral, las muestras deberán ser 
tomadas corriente arriba y corriente abajode cada parte importante del equipo asociado a los pozos 
inyectores. 
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Sin embargo, desde el punto de vista de la formación, se deben tomar encuenta dos momentos 
primordiales en el monitoreo del agua. Se indican las características del agua a ser inyectada: 
El agua antes de entrar a la formación: El agua debe estar libre de cualquier material en 
suspensión como arena, barro, arcilla, y materia inorgánica microscópica. La estabilidad química es 
el segundo requisito de las aguas usadas para la inyección. Es casi imposible obtener un suministro 
de agua perfectamente estable. Los gases disueltos, tales como Oxígeno, Dióxido de Carbono y 
Sulfuro de Hidrógeno, causan inestabilidad. El oxígeno es uno de los principales causantes de 
corrosión, especialmente en aguas saladas y ácidas, y debe extraerse si está en solución en el agua. 
 
El agua después de entrar a la formación: El agua que se inyecta a la formación no debe 
reaccionar con los fluidos contenidos en la misma, ya que se pueden ocasionar precipitados que 
interfieren con el avance del agua. La adición de agentes reductores de tensión interfacial, ha tenido 
un efecto beneficioso en los procesos de inyección, aumentando el recobro de petróleo.Tomando en 
cuenta lo indicado, es conveniente, realizar los siguientes tipos de análisis para asegurar que tiene 
las características idóneas el agua de inyección: 
 
 Composición del agua. Las muestras de agua deberán ser tomadas paraun análisis iónico. 
Las mediciones del valor del pH, del ion carbonato y bicarbonato, la concentración de 
oxígeno y sulfuro dehidrogeno disuelto, pueden ser realizadas solamente durante el 
muestreo. 
 Sólidos suspendidos. Tanto la concentración como la composición de lossólidos pueden 
ser determinados sobre una muestra del agua. 
 Corrosividad del agua de inyección. Se pueden usar cupones decorrosión, pruebas de 
polarización lineal y pruebas de resistencia eléctricapara el monitoreo de la tasa de 
corrosión. 
 Población Bacterial. Se recomienda usar cultivos de bacterias, análisisdel adenosin-
trifosfato (ATP) y examinación microscópica, uno a uno o en combinación, para el 
monitoreo de la actividad bacterial.La aparición de sulfuro de hidrogeno en un sistema de 
agua dulce es otroindicador de actividad bacterial. Si hay presencia de oxigeno disuelto 
esposible detectar un crecimiento de bacterias aeróbicas. 
 Contenido de petróleo. Las muestras de agua deberían ser recolectadasen contenedores de 
vidrio y transportados a un laboratorio para suanálisis. Esto se debe a que las medidas de la 
concentración de petróleovarían en función del método usado para realizar la toma de 
muestra. 
 Parámetros adicionales del sistema. Debe medirse la Temperatura, Presión y Velocidad 
de flujo. 
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 Infraestructura para la inyección 
Las operaciones de campo dependen de los sistemas de inyección, de la compatibilidad y 
tratamiento de los fluidos, de los pozos de inyección y del uso de pozos viejos o la perforación de 
pozos nuevos. 
Los equipos de inyección son un elemento de gran impacto económico en la selección final del 
fluido de inyección. Las instalaciones de producción, los tipos de inyección, la presión y la tasa de 
inyección son variables muy importantes. 
La presión de inyección, generalmente, debe ser inferior a la presión de fracturamiento de la 
formación. Se recomienda calcular la máxima presión de inyección basándose en un gradiente de 
presión hidrostática de 0.75 lpc/pie, lo cual da un margen de seguridad para no fracturar la 
formación.El mantenimiento inadecuado de las instalaciones también puede conducir a la 
necesidad de mayores presiones para alcanzar las tasas deseadas de inyección. Por otra parte, el 
diseño, construcción y monitoreo de las instalaciones de inyección, así como los costos de 
tratamiento de los fluidos, reducen las reparaciones y la estimulación de pozos, disminuyendo los 
costos de operación y mantenimiento, y reduciendo así la pérdida de producción de petróleo. 
En el caso de inyección de agua se deben planificar instalaciones para desmulsificar y deshidratar 
el petróleo producido. En la Figura 20, se presentan esquemáticamente los equipos relacionados a 
todo lo concerniente a las instalaciones físicas para la inyección de agua en yacimientos. 
 
Figura 18. Sistema Operacional de Inyección de Agua 
Fuente: Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
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2.3.6.8. Esquemas de inyección 
 
La experiencia ya obtenida en muchos yacimientos homogéneos y continuos, indica que la 
recuperación adicional de petróleo por inyección de agua es más efectiva cuando se mantiene la 
presión por inyección en la periferia (Fig. 19). 
 
Figura 19. Yacimiento anticlinal con un acuífero en el cual se inyecta agua 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
Cuando se estima que la inyección periférica fallará por la falta de continuidad entre la periferia y 
el centro del yacimiento, por la heterogeneidad y por la baja permeabilidad, es conveniente inyectar 
y producir los fluidos en arreglos de pozos. 
Se recomienda usar la inyección en arreglos de 5, 7 ó 9 pozos en yacimientos con poco buzamiento 
y con cierto grado de heterogeneidad (Fig. 20). Utilizar arreglos en línea en yacimientos inclinados, 
pues permiten lograr un buen control del frente de barrido. Se prefiere el uso de los arreglos de 7 
pozos a los de 5 pozos por las razones siguientes:  
 Mayor eficiencia de barrido areal 
 Menor número de pozos inyectores  
De acuerdo con las movilidades de los fluidos desplazante y desplazado, resulta preferible la 
siguiente configuración: 
 Un arreglo de 7 pozos invertido, si la movilidad del fluido desplazante es mayor que la del 
petróleo 
 Un arreglo de 7 pozos normal, si la movilidad es menor que la del petróleo 
 Un arreglo de 5 pozos, si la movilidad es igual a la del petróleo 
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Figura 20. Inyección en arreglos 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
 En la práctica, la selección del tipo de arreglo depende de la distribución geométrica de los pozos 
existentes y, finalmente, de los análisis económicos de los planes de explotación, los cuales se 
realizan con modelos analíticos o numéricos de los yacimientos y dicho análisis económico incluye 
los pozos nuevos que se requieren perforar o recompletar para generar los arreglos geométricos 
requeridos.  
 Pozos Inyectores y Productores 
 
Los pozos de inyección y producción requieren consideraciones particulares en los proyectos de 
inyección de fluidos. En éstos suelen presentarse algunos problemas como: altas tasas de 
producción de agua y gas en los pozos productores, rotura de revestidores, fallas mecánicas, 
perforaciones, conificación de agua y gas, y fallas del cemento que originan baja eficiencia de 
barrido y alta producción de los fluidos inyectados. 
Para subsanar esos problemas se utilizan métodos mecánicos, químicos y/o de cementación, pero 
hay que tomar en cuenta el tipo de yacimiento. 
En los pozos inyectores se usan herramientas mecánicas colocadas en el fondo para controlar la 
inyección en la zona de interés: las empacaduras y las válvulas reguladas se utilizan, pero tienen la 
desventaja de un alto costo de inversión inicial y pueden originar problemas de pesca. Estos pozos 
requieren también controles superficiales para fijar las tasas de inyección. 
Generalmente se usan reguladores y válvulas que actúan a través de una restricción dentro de la 
válvula. Estos equipos son poco costosos en comparación con los otros equipos de fondo.  
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Muchos operadores consideran los pozos inyectores como de importancia secundaria y prefieren 
convertir pozos productores viejos en lugar de perforar pozos inyectores nuevos. La decisión más 
conveniente debe pasar por un análisis económico; pues es necesario considerar aspectos tales 
como el tamaño y la condición del revestidor, la técnica de completación y la localización del 
fondo del pozo del yacimiento, factor muy importante. 
La conversión de pozos productores a inyectores puede ser un factor decisivo en el éxito 
operacional de un proyecto de inyección.Dependiendo de sus condiciones mecánicas, se 
recomienda usar como inyectores los pozos viejos sólo si están ubicados, estratégicamente, para un 
proceso de invasión y poseen buenas condiciones mecánicas, a fin de minimizar la perforación de 
pozos nuevos. 
 
 Aspectos Económicos 
 
La gerencia de los proyectos de inyección de agua o gas requiere la evaluación económica, por lo 
cual se deben incorporar todos los factores que originan gastos e inversiones y evaluar las 
diferentes opciones disponibles, efectuar los cálculos y análisis de riesgos, así como seleccionar la 
estrategia de explotación óptima, usando los criterios de valor presente neto, tasa interna de 
retorno, entre otros. Las facilidades de superficie, los pozos y sus equipos, y las fuentes de agua 
para inyección son por lo general escasas. Por eso es necesario considerar como un costo el valor 
del fluido de inyección. 
También es fundamental tener en cuenta el costo del tratamiento del fluido de inyección, así como 
el costo del transporte y manejo de todos los fluidos producidos. 
 
2.3.6.9. Seguimiento y Monitoreo a Proyectos de Inyección de Agua 
 
El procedimiento para el seguimiento a yacimientos a ser inyectado agua incluye información sobre 
las características del yacimiento, estimación de las arenas productoras y del petróleo recuperable, 
análisis del comportamiento de los arreglos, toma de datos, pruebas de pozos, monitoreo de la 
presión del yacimiento y base de datos de la información de los pozos. 
El diseño e implementación de un programa completo de seguimiento de yacimientos sometidos a 
inyección de agua debe comprender: 
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 La descripción más certera que se tenga del yacimiento 
 El comportamiento del yacimiento y las formas de estimar la eficiencia del barrido y el 
recobro de petróleo en las diferentes etapas de agotamiento 
 Los pozos de inyección y producción, con sus presiones y perfiles de fluidos 
 La calidad del agua y su tratamiento 
 Las comparaciones mensuales del comportamiento real y pronosticado, para monitorear el 
avance del proceso de inyección de agua y su efectividad 
 Las instalaciones superficiales y su funcionamiento 
 Datos del comportamiento por pozo 
 Problemas existentes y potenciales por pozo 
 Indicadores económicos mensuales 
 Trabajo en equipo. Indispensable entre ingenieros, geólogos y personal de operaciones 
donde cada uno debe conocer los requerimientos y la racionalidad de las necesidades de los 
otros miembros del equipo 
 Determinación de las tasas de inyección 
Más en detalle, los aspectos que generalmente necesitan ser atendidos y monitoreados en un 
proyecto de inyección de agua son: 
 
 Yacimiento 
 Presiones. Pruebas de presiones en los pozos de inyección y producción (restauración, 
declinación, multitasas), presiones en el yacimiento total, gradientes de presiones para 
balanceo de las tasas de producción e inyección  
 Tasas. Mediciones del petróleo, agua y gas, el corte de agua, la relación gas-petróleo 
(RGP), la localización de la producción e inyección  
 Balanceo de arreglos. El control del vaciamiento del yacimiento, la eficiencia areal y 
vertical  
 Realineación de arreglos invadidos con agua  
 Pozos de observación y monitoreo  
 Fracturas comunicadas  
 Canalización y zonas de flujo preferencial 
 Conificación y adedamiento 
 Yacimiento barrido y petróleo dejado atrás 
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 Pozos 
 Perfiles de producción e inyección (hoyo abierto y entubado, temperatura, producción, 
trazadores, otros)  
 Inyección de agua en las zonas objetivo  
 Gráficos de Hall (taponamiento y estimulación de pozos inyectores) 
 Trazadores para un pozo y entre pozos 
 Mediciones de corrosión (cupones y otros)  
 Integridad del cemento 
 Equipo en el fondo de los pozos  
 Equipos de superficie 
 Fracturas en los pozos  
 Daño en la formación y taponamiento de las perforaciones  
 Condiciones de bombeo  
 Inhibición y residuos de corrosión y escamas 
 Instalaciones y Operaciones de Superficie 
 Monitoreo de equipos y su mantenimiento  
 Instalaciones de pozos productores e inyectores 
 Sistemas de Tuberías de Superficie  
 Facilidades de Producción 
 Sistema de Inyección 
 Sistema Agua 
 Presencia de gases corrosivos disueltos (CO2, H2S, O2), los minerales, el crecimiento de 
bacterias, el aumento en el porcentaje de sólidos disueltos, los sólidos suspendidos, la 
concentración y composición, el análisis de iones y el pH 
 Corrosividad. El monitoreo de la tasa de corrosión, el contenido de petróleo, las emulsiones 
y el sulfuro de hierro 
 Análisis en sitio y en el laboratorio 
 Toma de datos en la fuente de agua y en varios puntos del sistema de inyección 
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2.3.6.10. Monitoreo de los pozos 
 Problemas comunes 
 
El taponamiento de la formación, la inyección de agua fuera de la zona objetivo y los perfiles no 
uniformes de inyección debido a la estratificación son los problemas más comunes. Por lo general, 
originan baja eficiencia areal y vertical. Las capas finas con alta permeabilidad son altamente 
conductivas, generando canales para el agua inyectada. Las heterogeneidades, el daño, las fracturas 
o las malas completaciones son las causas más frecuentes de los problemas referidos. 
El taponamiento puede ser consecuencia de malas prácticas de perforación y la mala calidad del 
agua inyectada. Los perfiles no uniformes están, relacionados, generalmente, con heterogeneidades, 
fracturas, fallas o taponamiento selectivo de las perforaciones. 
La inyección de agua fuera de la zona de interés, frecuentemente es consecuencia de las malas 
cementaciones y fracturas. 
Las pruebas y registros de pozos son las herramientas más utilizadas para detectar la causa de los 
problemas y, por consiguiente, determinar la solución a cada uno de ellos. 
 
 Completación de los Pozos 
 
Las condiciones del revestidor y el cemento juegan un papel importante en el seguimiento a los 
proyectos de inyección de agua, puesto que un cemento pobre permite que el agua se mueva detrás 
del revestidor. Igualmente, los pozos productores e inyectores a hueco abierto, así como los pozos 
fracturados con altos volúmenes de tratamiento, no son recomendables puesto que, por lo general, 
tienen un efecto negativo en la eficiencia del barrido requiriendo esfuerzos adicionales en el 
seguimiento. 
 
 Pruebas en los Pozos de Inyección y Producción 
 
Estas pruebas se llevan a cabo para diagnosticar y luego tratar de controlar el comportamiento de 
los proyectos de inyección de agua, maximizar la presión diferencial, reducir el daño al mínimo, 
asegurar la distribución del agua en la formación apropiada y monitorear la extensión de las 
fracturas. Entre las pruebas de pozos y registros que se utilizan con más frecuencia en el monitoreo 
de la inundación con agua se encuentran las pruebas de restauración y declinación de presiones, las 
pruebas de inyectividad, los perfiles de flujo, las pruebas con múltiples tasas, las pruebas de 
interferencia y pulsación, las presiones y temperaturas de fondo, los trazadores entre pozos, los 
registros de cementación y los registros con rayos gamma. 
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Calidad de los Pozos Productores 
Los pozos pobres productores, generalmente, son pozos pobres inyectores y no se recomiendan 
salvo que se les efectúen trabajos de fracturamiento o estimulación. 
 
 Convertir Pozos Productores. Habitualmente, los productores con alta relación agua-
petróleo se convierten a inyectores y los pozos con alta relación gas-petróleo se cierran 
para acelerar el tiempo de “llenado”. 
 Contrapresiones. Si los pozos de producción no producen, se origina una contrapresión 
que genera flujo cruzado y como resultado las zonas de baja presión no produce. 
 Cambio en los Perfiles de Inyección. Esto puede lograrse con equipos de inyección 
selectiva, la perforación selectiva, la cementación a bajas presiones, la acidificación, el 
bloqueo de zonas ladronas a través de tratamiento con geles, cementos, microbios, aditivos 
químicos, entre otros. 
 Limpiezas Regulares de los Pozos. Esto permite mantener los pozos inyectores en 
condiciones óptimas para un mejor desarrollo de la inyectividad del agua y, en el caso de 
los pozos productores, para mejorar el flujo de fluidos producidos. 
 Técnicas de Completaciones y Reparaciones de Pozos. El cañoneo bien diseñado, la 
limpieza de las perforaciones, el uso de fluidos de reparación (tratamiento químico del 
agua con cloro, aminas, fenoles o compuestos amoniacales) y las empacaduras, son 
diferentes métodos para optimizar el proceso de completación y reparación de los pozos del 
proyecto. 
 Inhibición y Remoción de Escamas. La principal causa de la formación de escamas en los 
pozos productores es la incompatibilidad entre el agua de formación (rica en minerales) y 
el agua de inyección (generalmente rica en sulfatos/carbonatos). El fenómeno de 
producción de escamas, frecuentemente es causado por la reacción entre los minerales y los 
sulfatos/carbonatos, cuando el agua de inyección se mezcla con el agua de formación. Otra 
causa puede ser el cambio de las condiciones termodinámicas del agua (presión-
temperatura) que favorece la precipitación de las sales. Su prevención usualmente se 
efectúa mediante el uso de tratamientos químicos que son inyectados en el pozo, para así 
lograr la inhibición en la formación de las escamas. 
 Las Tuberías de Producción y el Control de la Corrosión. Estos son elementos 
importantes en el seguimiento de los proyectos. 
 Recomendaciones Específicas para los Pozos de Inyección y Producción. Es 
aconsejable revisar los cabezales, fuentes de agua y otros problemas operacionales. 
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2.3.6.11. Técnicas Utilizadas para Evaluar la Inyección de Agua. 
 
Los programas y técnicas aplicadas a los pozos de este tipo de proyectos efectuados 
cronológicamente según la planificación con el tiempo y la información disponible permiten tener 
conocimiento del proceso de recuperación secundaria, que en comparación con los pronósticos 
esperados, ayudan a la toma de decisiones en caso de que se requieran acciones correctivas o de 
mejoras del proceso. Entre las técnicas aplicadas para la evaluación de la inyección en nuestro 
estudio se encuentran las siguientes:  
 
A nivel de Pozos productores: (Gráficos de Chan). 
A nivel de Pozos inyectores: (Gráficos de Hall Plot).  
A nivel de Yacimiento: (Eficiencia volumétrica de reemplazo).  
 
 Evaluación a Nivel de los Pozos Productores 
 
 Gráfico de Chan 
 
Los gráficos de Chan nos permiten dar un diagnóstico del origen de la producción de agua 
perjudicial en los pozos, cuya producción excesiva se puede reducir si se logra identificar su 
procedencia. Esta técnica se basa en la construcción de gráficos doble logarítmicos donde se 
representa la relación agua petróleo (RAP) Vs. su derivada (RAP`) estos gráficos han sido 
demostrados mediante la simulación de yacimientos de diferentes características. A continuación se 
presenta la respuesta simulada tomadas en cuenta para este proceso:  
 
a. Conificación: Si se observa que la curva de la derivada de la Relación Agua-Petróleo (RAP’) 
disminuye con el tiempo y se aleja de la curva RAP, se puede tratar de un caso de conificación. 
(Fig. 21). 
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Figura 21. Curva indicativa de la posible presencia de conificación 
Fuente: Fuente: Chan K.1995 
 
b. Canalización: Si se observa que la curva de la derivada de la Relación Agua-Petróleo (RAP’) 
aumenta con el tiempo y se acerca a la curva RAP, se puede tratar de un caso de canalización o 
adedamiento. El comportamiento de RAP y RAP` es ascendente y paralelo (Fig.22). 
 
 
 
Figura 22. Curva indicativa de presencia de Adedamiento 
Fuente: Fuente: Chan K.1995 
 
 
 
c. Comunicación Mecánica: Un aumento abrupto de ambas curvas RAP y RAP’ hace sospechar la 
existencia de flujo proveniente de las cercanías del pozo (Fig. 23). 
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Figura 23. Curva indicativa de presencia de Comunicación Mecánica 
Fuente: Fuente: Chan K.1995 
 
 
El siguiente caso que se muestra consiste en el comportamiento normal de la producción de agua en 
un pozo productor por efecto del agua (corte de agua >60%) (Fig.24). 
 
Figura 24. Curva del Comportamiento Normal en la Producción de Agua en pozos productores 
Fuente: Fuente: Chan K.1995 
 
 
Figura 25. Fenómenos asociados a la producción de agua 
Fuente: Chan K.1995 
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 Evaluación a Nivel de los Pozos Inyectores. 
 
 Gráfico de Hall 
 
El método de Hall es un procedimiento para la evaluación del comportamiento de la inyección y 
para el análisis de datos de pozos de inyección y se basa en el análisis del flujo radial en estado 
estable. Para la implementación rigurosa del método de Hall se requiere del registro histórico de 
presiones y tasas de la inyección, además de la información de la presión del yacimiento.  
Esta técnica se utiliza y consiste en la representación gráfica de la inyección acumulada vs la 
presión acumulada, la cual puede proveer información valiosa en referencia a las características de 
los pozos de inyección. 
En condiciones normales, la Figura 26 es una línea recta y los cambios de pendiente en la gráfica 
pueden proveer información valiosa en referencia a las características de los pozos de inyección. 
Así, es posible deducir si muestran daño, estimulación o si el agua se está dirigiendo fuera de la 
zona de interés. El análisis de los gráficos de Hall puede permitir diagnosticar los requerimientos 
de cambios en las prácticas operacionales y valorar el éxito de un pozo inyector. 
 
 
Figura 26. Comportamiento gráfico de la inyección 
Fuente: Hall H. N., 1963 
 
 
En la Figura 26 se puede observar los diferentes comportamientos que se pueden conseguir. El 
segmento ab, es el incremento con el tiempo de la zona invadida por agua; es decir, donde la curva 
se hace cóncava hacia arriba, después de ocurrido el llene la línea bA (línea recta de 45° de 
pendiente) indica una inyección normal y estable. Un incremento en la pendiente (línea D) indica 
un daño positivo. También se puede presentar una pendiente similar cuando se realiza un 
tratamiento para mejorar el barrido volumétrico; en este caso la pendiente podría aumentar y luego 
permanecer constante, una disminución indica un daño negativo o una presión de inyección por 
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encima de la presión de fractura.La repuesta tardía a la inyección puede ser verificada corriendo 
una prueba de flujo, pequeños valores de la pendiente como los mostrados en la línea bC dan una 
indicación de una posible canalización o estar fuera de la zona de inyección. 
 
 Evaluación a Nivel del Yacimiento 
 
 Eficiencia Volumétrica de Reemplazo (EVR) 
 
La mayoría de los proyectos de inyección de agua han reportado que el factor volumétrico de 
reemplazo es mayor que uno (FRV>1); sin embargo, la presión de los yacimientos ha declinado en 
el tiempo, lo cual disminuye las tasas de producción de petróleo y el recobro final. 
Las causas que pueden provocar esta disminución de presión y producción podrían ser que el fluido 
inyectado se canaliza por arenas muy permeables sin drenaje adecuado; que el fluido inyectado se 
fuga hacia otras arenas por comunicación en los pozos o por coalescencia entre lentes; o que los 
sistemas de medición no funcionan adecuadamente. 
 
Una forma de mantener un FRV=1 es elaborando un balance de los fluidos inyectados y producidos 
por arreglo, lo cual minimiza la migración de petróleo a través de los límites de los arreglos; mejora 
la captura del petróleo movilizado y reduce el volumen de agua reciclada. Esta técnica incrementa 
la eficiencia de barrido. 
 
INTERVALO CALIDAD
>=1 Excelente
[0.7-0.9] Buena
[0.5-0.7] Regular
[0.2-05] Mala
<0.2 Muy Mala
FVR
 
Tabla 3. Calidad del FVR 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
La EVR es la relación entre los fluidos inyectados y los fluidos producidos. Lógicamente sí esta 
relación es superior a 100% el yacimiento se represuriza (aumenta la presión del yacimiento) 
mientras que una relación menor a 100% indica que no se ha inyectado lo suficiente y, por ende, la 
presión del yacimiento disminuirá. 
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La eficiencia volumétrica de reemplazo (EVR) se define como la fracción del volumen total del 
yacimiento o del arreglo que entra en contacto con el fluido desplazante, es decir, la fracción del 
volumen total del yacimiento donde realmente ha ocurrido el proceso de recuperación secundaria. 
 
 
Donde: 
Bw: Factor volumétrico del agua de formación (BY/BN) 
iw: Volumen del agua inyectada (BN/día) 
Bo: Factor volumétrico de petróleo (BY/BN) 
qo: Caudal de producción de petróleo (BN/día) 
qw: Caudal de agua producida (BN/día) 
GOR: Relación gas petróleo (PCS/BN) 
Rs: Relación de solubilidad (PCS/BN) 
Bg: Factor volumétrico del gas (BY/PCS) 
Si la EVR es igual a la unidad, entonces el reemplazo de la cantidad de fluido es el adecuado, para 
efectos del mantenimiento de la energía en el yacimiento. Las variables utilizadas para esta 
evaluación se obtuvieron de la siguiente manera: 
 
 Gráfico de Líquido y Petróleo Acumulado vs. Inyección de Agua Acumulada 
 
Esta gráfica se utiliza para determinar parámetrosimportantes en el seguimiento del proyecto de 
inyección de agua. Para la realización de este gráfico es importante destacar que deben manejarse 
los datos desde el inicio de la inyección. 
En la Figura 27, se muestra este tipo de gráfico. Allí, una desviación entre las curvas a un volumen 
de inyección bajo, indica la irrupción temprana del agua, y una desviación entre las curvas a un 
volumen de inyección elevado indica que el recobro adicional de petróleo se podría obtener 
continuando la inyección con la configuración actual del proyecto. 
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Figura 27. Gráfico de Líquido y Petróleo Acumulado vs. Inyección de Agua Acumulada 
Fuente:Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos (Magdalena París de Ferrer) 
 
2.3.6.12. Monitoreo de las Instalaciones Superficiales y Problemas Operacionales 
 
El seguimiento a proyectos de inyección de agua en la mayoría de los casosse limita al 
comportamiento de los yacimientos. Sin embargo, en la mayoríade los casos los mismos son 
seriamente afectados por los problemasoperacionales diarios. Mientras que los ingenieros de 
petróleo, los geólogos ylos geofísicos están dedicados al análisis del comportamiento de 
losyacimientos, los ingenieros mecánicos, eléctricos y químicos estándiagnosticando y resolviendo 
los problemas operacionales, donde todosdeben trabajar en equipo. 
 
Los equipos de superficie deben incluir las consideraciones sobre lossistemas de bombeo, la 
disposición y el tratamiento de los fluidosproducidos, el tratamiento y el bombeo del agua de 
inyección, la separacióndel agua, petróleo y gas, los problemas de corrosión y escamas, el manejo 
delos productos contaminantes y otros. 
 
2.3.6.13. Importancia del Seguimiento y Control en la Planificación de Proyectos 
 
Dado que se busca lograr resultados a través de los proyectos, deben incluirsemediciones de los 
avances y los resultados que aseguren el uso deuna metodología adecuada, y que el proceso esté 
produciendo losresultados deseados y que se puedan identificar oportunidades para 
futurasmejoras.La recolección de datos claves en los distintos proyectos proporcionaráinformación 
relevante para decisiones de inversión futura. Estos datos oinformación de seguimiento, responden 
fundamentalmente a las siguientespreguntas:¿El proyecto se completó en el tiempo prometido? 
¿Se pudo llevar a cabo dentro del presupuesto establecido?¿Se logró cumplir con las expectativas 
de rendimiento estimadas? 
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2.3.7. ASPECTOS GENERALES 
 
 
El Campo Nantuse encuentra ubicado en la región oeste del Bloque 14 de la cuenca Oriente del Ecuador. 
Por otro lado, el Campo Hormiguero se encuentra ubicado en la región noroeste del Bloque 17 de la 
mencionada cuenca. Las acumulaciones de petróleo corresponden a una combinación de trampas 
estratigráficas y estructurales en ambos campos.  Los principales horizontes productores de los Campos 
Nantu y Hormiguero constituyen las areniscas M1, U y T (Fig. 28).  
 
2.3.7.1. Geología General 
 
Los yacimientos productores fundamentales del Campo Hormiguero son las areniscas M1, U y T.   
Dentro del yacimiento U, la mayoría de las reservas se encuentra en el intervalo U Inferior. Los 
yacimientos productores fundamentales de los campos son las areniscas M1 y U. El yacimiento M1 tiene 
una densidad API de alrededor de 21.4° mientras que el yacimiento U tiene una densidad API de 
aproximadamente 17.4° (API seco @ 60 °F, pozo Nantu-10).  La porosidad efectiva varía entre el 15% y 
el 25% mientras que la permeabilidad fluctúa entre 800 y 10000 mD.  
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Figura 28. Ubicación Geográfica de los Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: www.she.gob.ec 
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2.3.7.2. Geología del Petróleo 
 Los Reservorios 
 
Los reservorios productivos de la Cuenca Oriente son: Las areniscas Hollín, “T”, “U”, y “M1”. En 
el Campo Hormiguero y Nantu se ha obtenido producción de los reservorios M1 y U Inferior y T. 
 
 
Figura 29. Columna estratigráfica Generalizada Sección Cretácica de la Cuenca Oriente del 
Ecuador. 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
2.3.7.3. Estructuración de Trampas 
 
En los Campos Hormiguero y Nantu se ha logrado determinar que todos los reservorios tienen un 
control estructural y estratigráfico.A continuación se presentan modelos esquemáticos para los 
diferentes reservorios: 
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 U Inferior 
 
Figura 30. Reservorio Arenisca U Inferior 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 M1 
 
Figura 31. Reservorio Arenisca M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
2.3.7.4. Petrofísica 
 
A continuación se presenta un resumen descriptivo de los parámetros petrofísicos (porosidad, 
saturación de agua, espesor neto de pago, relación “Net toGross” NTG) cuantificados para los 
yacimientos M1, U Inferior correspondientes a los pozos de los Campos Hormiguero y Nantu.  
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 Porosidad, Saturación de Agua y Espesor Neto de Pago 
 
 Porosidad 
 
A partir del análisis de Cores, en la interpretación se asumió una densidad de la matriz de 2.64 [g/cm
3
] y 
una densidad de fluido de 1.0 [g/cm
3
]. 
 
 Saturación de Agua (Sw) 
 
Para la determinación de la saturación de agua se utilizó el método “Indonesian” con un exponente de 
cementación ‘m’ de 2.0 mientras que el exponente de saturación ‘n’ y la constante ‘a’ fueron fijados en 
2.0 y 1.0 respectivamente. 
 
 Temperatura (BHT) 
 
El gradiente geotermal es de 1.32 ºF/100’ y las temperaturas promedio de cada yacimiento (RT) es de 
194 ºF para el yacimiento M1 y 200 ºF para el yacimiento U Inferior. 
 
Para determinar valores promedios de estas variables petrofísicas, fueron analizados  las regiones 
localizadas entre el tope y la base de cada uno de los yacimientos.  Los rangos considerados para la 
determinación de zonas de pago son: eff. > 10%, Sw< 50% y VClay< 50%. 
El espesor neto de pago está dado en pies mientras que la porosidad y la saturación de agua se 
muestran en fracciones decimales. Se incluye también el  isoíndice de hidrocarburo para cada pozo. 
(HCPV) o {Φ*ho*(1-Sw)}. 
Un resumen de las principales propiedades petrofísicas de los pozos existentes en los Campo 
Hormiguero y Nantu: 
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POR. SW PAGO ARENA HCPV
[v/v] [v/v] [pies] [pies]
HORMIGUERO_01 0.137 0.350 3.7 4.5 0.328
HORMIGUERO_02_PILOT 0.169 0.413 1.2 3.5 0.124
HORMIGUERO_03_PILOT 0.200 0.221 8.0 8.0 1.252
HORMIGUERO_04_PILOT 0.200 0.253 7.9 9.4 1.174
HORMIGUERO_05 0.196 0.306 8.3 11.1 1.128
HORMIGUERO_09 0.171 0.321 3.1 9.3 0.355
HORMIGUERO_11 0.191 0.349 4.5 6.3 0.558
NANTU_01 0.190 0.210 20 20 3.002
NANTU_02 0.180 0.170 12.5 12.5 1.8675
NANTU_03 0.220 0.200 20.5 20.5 3.608
NANTU_04 0.170 0.330 9 25 1.0251
NANTU_05 0.190 0.230 15 22 2.1945
NANTU_10 0.180 0.170 12 12 1.7928
Promedio 0.184 0.271
PAGO NETO DE PETROLEO - YACIMIENTO M1
POZO
 
Tabla 4: Parámetros Petrofísicos – Yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 
POZO POR. SW PAGO ARENA HCPV
[v/v] [v/v] [pies] [pies] [MMbbl]
HORMIGUERO_01 0.183 0.115 43.8 48.6 7.0820
HORMIGUERO_02_PILOT 0.189 0.159 41.0 63.8 6.5150
HORMIGUERO_03_PILOT 0.200 0.092 14.0 14.0 2.5363
HORMIGUERO_04_PILOT 0.200 0.098 41.3 41.3 7.4498
HORMIGUERO_05 0.188 0.230 16.6 21.1 2.4042
HORMIGUERO_08 0.200 0.217 28.7 38.7 4.4966
HORMIGUERO_10 0.202 0.232 25.9 45.9 4.0009
HORMIGUERO_11 0.198 0.121 31.5 40.7 5.4816
HORMIGUERO_12HST1 0.200 0.120 31.4 54.8 5.5307
NANTU_01 0.170 0.230 20.5 37.5 2.6835
NANTU_02 0.230 0.270 9.0 9.0 1.5111
NANTU_03 0.170 0.410 1.0 1.0 0.1003
NANTU_04 0.200 1.000 0.0 34.5 0.0000
NANTU_05 0.150 0.350 1.5 1.5 0.1463
NANTU_10 0.230 0.270 20.0 22.0 3.3580
Promedio 0.194 0.261
PAGO NETO DE PETROLEO - YACIMIENTO UINF
 
 
Tabla 5: Parámetros Petrofísicos – Yacimiento U Inferior 
Fuente: PetroOriental S.A. 
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 Resistividad de Agua de Formación (Rw) 
 
Se utilizó muestras de agua de pozos productores para confirmar los valores de resistividad de agua de 
formación. 
La salinidad del agua de formación determinada a partir de muestras presenta una variación que fluctúa 
entre 25000 y 90000 ppm por lo que se asumió una salinidad promedio de 60000 ppm (Rw = 0.045 Ωm 
@ RT) para el yacimiento M1., mientras tanto que  el valor de salinidad promedio utilizado para el 
yacimiento U Inferior fue de 55000 ppm (Rw = 0.05 Ωm @ RT). 
 
Las Figuras 23 y 24 muestran la salinidad de agua de formación determinada a partir de análisis 
químicos y pruebas de producción para los yacimientos: M-1 y U inferior respectivamente. 
 
 
Figura 32. Salinidad de agua de formación – yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 
Figura 33. Salinidad de agua de formación – yacimiento U Inferior 
Fuente: PetroOriental S.A. 
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Los valores de resistividad de agua de formación utilizados en los análisis se presentana 
continuación: 
Rw Rw
M1 UINF
ohmm ohmm
HORMIGUERO_01 0.060 0.050
HORMIGUERO_02_PILOT 0.060 0.030
HORMIGUERO_03_PILOT 0.050 0.050
HORMIGUERO_04_PILOT 0.050 0.050
HORMIGUERO_05 0.060 0.050
HORMIGUERO_08 0.050 0.050
HORMIGUERO_09 0.060 0.050
HORMIGUERO_10 0.060 0.050
HORMIGUERO_11 0.050 0.050
HORMIGUERO_12HST1 0.050 0.050
NANTU_01 0.045 0.050
NANTU_02 0.045 0.050
NANTU_03 0.045 0.050
NANTU_04 0.045 0.050
NANTU_05 0.045 0.050
Promedio 0.052 0.049
Pozo
 
 
Tabla 6: Valores de Rw por pozo 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
2.3.7.5. Ingeniería de Yacimientos 
 
Las estimaciones de Petróleo Original en Sitio (POES) para los yacimientos M1 y U se detallan  a 
continuación.  Para asegurar mayor certeza, únicamente volúmenes probados y probables serán 
considerados para propósitos de predicciones de producción. 
 
 
 
Tabla 7. POES Probado + ProbableCamposHormiguero-Nantu 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
*Para el cálculo del POES se utilizó el método volumétrico. 
 
POES POES
Probado
Probado + 
Probable
[MMbbl] [MMbbl]
M1 32.790 69.767
U 17.937 37.719
M1 0.000 6.500
U 65.500 65.500
Total 116.227 179.486
Yacimiento
Homiguero
Nantu
Campo
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 Yacimiento M1 
 Fluidos de Formación 
Un resumen del análisis PVT se presenta a continuación: 
Sep-97 Jul-04
Presión estática 3014 2205 psia
Temperatura de fondo 204 204 F
Presión de burbuja 268 268 psia
Compresibilidad a Pi 2.70E-06 6.15E-05 1/psia
A la presión estática inicial
Factor volumétrico del petróleo 1.088 1.106
Relación de gas en solución 61 146 ft^3/bbl
Densidad del petróleo 0.870 0.861 g/cm^3
A la presión de burbuja
Factor volumétrico del petróleo 1.098 1.152
Relación de gas en solución 61 146 ft^3/bbl
Densidad del petróleo 0.862 0.8519 g/cm^3
Densidad relativa de petróleo residual 0.926 0.9361
Gravedad API 21.4 19.5
A la presión estática inicial 15.28 9.432 cp
A la presión de burbuja 10.48 6.446 cp
Condiciones iniciales en la cara del yacimiento
Estudio a masa constante a 204 F (368.7 K)
Vaporización diferencial a 204 F (368.7 K)
Viscosidad a 204 F (368.7 K)
 
Tabla 8: PVT – Nantu-2:M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 Permeabilidad 
Únicamente se dispone de núcleos extraídos del yacimiento M1 para el pozo Nantu-5.  A partir del 
análisis de núcleos correspondiente a este pozo se deriva que el rango de permeabilidad horizontal en el 
yacimiento M1 varía entre 1000 mD a 8000 mD. 
 
Figura 34. Porosidad vs. Permeabilidad – Núcleo de Nantu-5:M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
El gráfico Cross-Plot relaciona la porosidad con la permeabilidad horizontal determinadas para los 
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núcleos extraídos del pozo Nantu-5. 
 
 Depth  Kmax  Porosity  GD  Sor  Sw 
ft mD V/V g/cc  V/V  V/V 
9,465      0            0.05        2.68        0.32        0.29        
9,469      2            0.09        2.66        0.15        0.14        
9,472      0            0.11        2.64        0.23        0.02        
9,475      1,400      0.22        2.66        0.31        0.01        
9,476      178         0.15        2.65        -         0.43        
9,477      3,260      0.24        2.65        2.20        0.02        
9,478      3,600      0.23        2.65        0.03        0.12        
9,479      5,100      0.21        2.64        0.15        0.07        
9,480      3,160      0.18        2.64        0.04        0.11        
9,481      3,430      0.20        2.65        0.19        0.06        
9,482      5,250      0.24        2.64        0.11        0.10        
9,483      5,920      0.24        2.65        0.22        0.03        
9,484      6,270      0.23        2.64        0.25        0.02        
9,485      5,350      0.23        2.65        0.25        0.02        
9,485      7,380      0.27        2.65        0.16        0.10        
9,487      2,280      0.19        2.65        0.38        0.05        
9,487      3,020      0.21        2.65        0.41        0.01        
9,489      7,870      0.26        2.64        0.29        0.03        
9,490      7,630      0.24        2.64        0.36        0.03        
9,491      4,890      0.22        2.64        0.28        0.04        
9,492      3,720      0.22        2.65        0.24        0.08        
9,493      4,820      0.23        2.65        0.21        0.05        
9,494      5,050      0.25        2.65        0.16        0.03        
9,495      3,770      0.21        2.68        0.26        0.09        
9,496      180         0.12        2.69        0.23        0.08        
NANTU-5:M1
 
Tabla 9: Análisis de Núcleos – Nantu-5:M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 
 Petróleo Original “In-Situ 
 
El petróleo original en sitio (Probado + Probable + Posible) del yacimiento M1 fue determinado 
volumétricamente a partir de la interpretación del modelo geológico fundamentado en sísmica 3D 
además de la utilización de propiedades promedio (mediana) de roca y fluidos de la arenisca M1. 
Los parámetros petrofísicos utilizados en la determinación del POES y los volúmenes estimados constan 
en la Tabla 9: 
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Región Zona CAP
Ø   
(promedio*)
Sw   
(promedio*)
h  pago   
(promedio*)
Bo** Area 
Vol. roca 
bruto
POES    
2P
ft frac frac ft bbl/BF acres acre*ft MMbbl
Nantu -Principal                                        M1 -8218 0.188 0.218 14.83 1.098 3,300 48,932 50.890
Nantu                                         
(Sur)
M1 -8218 0.188 0.218 14.83 1.098 969 14,370 14.945
Nantu                                         
(Norte)
M1 -8206 0.188 0.218 14.83 1.098 255 3,779 3.931
Hormiguero (Lóbulo 
Principal)
M1 -8218 0.181 0.316 5.24 1.100 2,012 10,543 9.180
*Promedio aritmético correspondiente a pozos existentes 6,536 77,624 78.945
**Bo corresponde al Punto de Burbuja
Extrapolación asumida  
Tabla 10: POES estimado del Yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
Es necesario indicar que los parámetros petrofísicos señalados en las tablas son promedios de los valores 
obtenidos del análisis individual de los pozos y el área que satisface la ecuación volumétrica para el 
cálculo del POES, es el área equivalente 
 
 Factor de Recobro (FR): 
 
 Se analizó toda la información y documentación disponible con el propósito de identificar 
magnitudes apropiadas para las siguientes variables de yacimiento: 
 Viscosidad de petróleo, factor volumétrico, densidades (reportes de PVT) 
 Permeabilidad absoluta en función de la profundidad (análisis de núcleos) 
 Curvas de permeabilidad relativa y sus puntos extremos (análisis de núcleos) 
 Permeabilidad absoluta, daño y presiones iniciales de yacimiento (pruebas de presión) 
 Utilizando las variables PVT así como los resultados de los análisis especiales de núcleos, se 
generó un modelo de simulación 2D de inundación de agua (waterflood) para determinar el 
rendimiento teórico de dicha inundación.  MBAL
TM
 fue la aplicación escogida para realizar el 
modelo de inundación de agua mencionado. La eficiencia teórica de desplazamiento 2D (Ed) fue 
entonces determinada en MBA
LTM
 obteniéndose la relación de la eficiencia de recobro en 
función del número de volúmenes porosos inyectados.  
 El efecto de barrido vertical fue estimado a partir de las correlaciones de Dykstra-Parsons.  Este 
método permitió la determinación de la eficiencia de barrido vertical (Ev) en función de relación 
agua-petróleo WOR, la variación Dykstra-Parsons de permeabilidad (V) y la relación de 
movilidad (M).  Estas correlaciones fueron posteriormente simplificadas por el método de ajuste 
propuesto por De Souza y Brigham.   
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 El efecto de barrido areal fue determinado a partir de las correlaciones de Dyes et al.  Estas 
correlaciones permiten estimar la eficiencia de barrido areal (Ea) en función de la geometría del 
yacimiento, la relación de movilidad (M) y la relación de agua fraccional (fw). 
 FR representa la eficiencia de recobro que se espera del yacimiento en función del número de 
volúmenes porosos inyectados.  La eficiencia de recobro total del yacimiento fue posteriormente 
determinada de la siguiente manera: 
 
Donde:  
FR - factor de recobro, Ed - eficiencia teórica de desplazamiento, Ev - eficiencia de barrido 
vertical y Ea - eficiencia de barrido areal 
Con los procedimientos descritos PetrOriental determinó los siguientes Factores de Recobro para los 
Campos Hormiguero-Nantu: 
Campo P P+P P+P+P
Hormiguero
Nantu
FR (%)
25 35 35
 
Tabla 11. Factor de Recobro Campo Hormiguero-Nantu 
Fuente: PetroOriental S.A. 
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 Yacimiento U Inferior 
 Fluidos de Formación 
Un resumen del análisis PVT se presenta a continuación: 
Presión estática 3950 psia
Temperatura de fondo 215 F
Presión de burbuja 912 psia
Compresibilidad a Pi 2.34E-06 1/psia
A la presión estática inicial
Factor volumétrico del petróleo 1.106
Relación de gas en solución 109 ft^3/bbl
Densidad del petróleo 0.873 g/cm^3
A la presión de burbuja
Factor volumétrico del petróleo 1.115
Relación de gas en solución 109 ft^3/bbl
Densidad del petróleo 0.865 g/cm^3
Densidad relativa de petróleo residual 0.945
Gravedad API 18.3
A la presión estática inicial 12.56 cp
A la presión de burbuja 7.49 cp
PVT, Schlumberger, Hormiguero-2, UINF, 19 de marzo de 1997
Condiciones iniciales en la cara del yacimiento
Estudio a masa constante a 215 F (374.8 K)
Vaporización diferencial a 215 F (374.8 K)
Viscosidad a 215 F (374.8 K)
 
Tabla 12: PVT – Hormiguero-2: UINF 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 Permeabilidad 
El rango de permeabilidad horizontal en el yacimiento Uinf varía entre 900 mD y 4500 mD.  Los 
resultados obtenidos en el mencionado análisis de núcleos constan a continuación: 
 
 
Figura 35. Porosidad vs. Permeabilidad – Núcleos de Nantu-:Uinf 
Fuente: PetroOriental S.A. 
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El gráfico cross-plot que relaciona la porosidad con la permeabilidad horizontal determinadas para los 
núcleos extraídos del pozo Nantu-2. 
 
 Depth  Kmax  Porosity  GD 
 ft  mD  V/V  g/cc 
9,941 2,195 0.17 2.65
9,955 2,177 0.22 2.65
9,955 1,381 0.19 2.65
9,957 2,229 0.22 2.65
9,959 2,231 0.2 2.63
9,961 4,393 0.24 2.64
9,962 2,747 0.21 2.64
9,963 988 0.19 2.65
9,972 0 0.03 2.74
9,987 0 0.02 2.72
 NANTU-2:UINF 
 
Tabla 13: Análisis de núcleos – Nantu-2: Uinf 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
Se dispone de núcleos del yacimiento U para el pozo Hormiguero-2 y el rango de permeabilidad 
horizontal en el yacimiento U (Campo Hormiguero) varía fundamentalmente entre 200 mD y 2000 mD. 
Un gráfico cross-plot que relaciona la porosidad con la permeabilidad horizontal determinadas para los 
núcleos extraídos del pozo Hormiguero-2 se presenta: 
 
Figura 36. Porosidad vs.  Permeabilidad – Núcleos de Hormiguero-2: U 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 Petróleo original “In-Situ” 
 
Los parámetros petrofísicos utilizados en la determinación del POES y los volúmenes estimados constan 
en la siguiente Tabla 13: 
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El petróleo original en sitio (Probado + Probable) del yacimiento U Inferior fue determinado 
volumétricamente a partir de la interpretación del modelo geológico fundamentado en sísmica 3D, 
además de la utilización de propiedades promedio (mediana) de roca y fluidos de la arenisca U Inferior 
correspondientes al Campo Hormiguero.  Los parámetros petrofísicos utilizados en la determinación del 
POES y los volúmenes estimados constan en la siguiente tabla: 
 
Región Zona CAP
Ø   
(promedio*)
Sw   
(promedio*)
h  pago   
(promedio*)
Bo** Area 
Vol. roca 
bruto
POES    
2P
ft frac frac ft bbl/BF acres acre*ft MMbbl
Nantu-Este                                     U -9055 0.195 0.280 12.8 1.106 1,099 14,015 13.803
Nantu -Oeste                                                     U LIP 0.195 0.280 12.8 1.106 1,905 24,284 23.915
Hormiguero 
(Lóbulo Principal)
U -9035 0.196 0.154 30.5 1.100 1,843 56,105 65.476
*Promedio aritmético correspondiente a pozos existentes 4,846 94,404 103.194
**Bo corresponde al Punto de Burbuja
Valores extrapolados
Area y volumen de roca equivalentes necesarios para satisfacer Ø, Sw y h promedios  
Tabla 14: POES estimado del yacimiento U inferior 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 Factor de Recobro (FR) 
 
De la misma forma en que se determinó el FR para el Yacimiento M1 se determinó el FR para el 
Yacimiento U Inf: 
Campo P P+P P+P+P
Hormiguero
Nantu
FR (%)
27 35 35
 
Tabla 15. Factor de Recobro U Inferior 
Fuente: PetroOriental S.A 
 
 Contactos Agua-Petróleo – CAPs 
 
Los contactos Agua-Petróleo (CAPs) identificados para los yacimientos productores M1, U Inferior 
correspondientes a los Campo Hormiguero-Nantu son: 
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Campo Alto Reservorio
CAP (ft 
SSTVD)
Ubicación
M1 -8220 Pozo Nantu_04
U Inferior -9035 Pozo Hormiguero_02 Pilot
M1 -8205 Pozo Nantu_03
U Inferior -9055 Pozo Nantu_01
M1 -8218 LIP
U Inferior -9035 CAP
Cuadro Resumen de Contactos Agua-Petróleo
A
B
Nantu
Hormiguero Principal
 
Tabla 16. Contactos Agua-Petróleo – Campos Hormiguero – Nantu 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
2.3.7.6. Instalaciones de Producción y Superficie 
 
Las Instalaciones de Producción instaladas en el Bloque 14 y en el Bloque 17 son compartidas y que 
están siendo utilizadas para el tratamiento del fluido producido de los siguientes campos: 
 
CAMPO BLOQUE
Hormiguero Bloque 17
Nantu Bloque 14
Kupi Bloque 14
Wanke Bloque 14  
Tabla 17. Instalaciones de superficie 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 Facilidades: Sector Hormiguero –Nantu 
 Plataforma Hormiguero C 
En la plataforma Hormiguero C se encuentran los pozos Hormiguero 3H, 4H, 5, 6H, 8, y 7H, 
pertenecientes al Bloque 17 y el pozo Nantu 10H perteneciente al Bloque 14, el fluido producido desde 
esta área fluye a través de la línea de grupo y línea de prueba hasta la Plataforma Hormiguero A. 
 
 Plataforma Nantu B 
En la plataforma Nantu B se encuentra el pozo Nantu 2 perteneciente al Bloque 14, el fluido producido 
de este pozo fluye a través de la línea de flujo hasta la Plataforma Hormiguero A. 
 
 Plataforma Hormiguero D 
En la plataforma Hormiguero D se encuentran los pozos Hormiguero 10, 11 y 12, pertenecientes al 
Bloque 17, estos dos pozos no están produciendo.  En el futuro el fluido producido desde esta área fluirá 
a través de una línea de grupo y una de prueba a ser construidas hasta la Plataforma Hormiguero A. 
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 Plataforma Hormiguero B 
En la plataforma Hormiguero B se encuentra el pozo Hormiguero 2H, pertenecientes al Bloque 17, el 
fluido producido desde esta área fluirá a través de la línea de flujo hasta la Plataforma Hormiguero A. 
 
 Plataforma Hormiguero A 
En la plataforma Hormiguero A se encuentra el pozo Hormiguero 1, perteneciente al Bloque 17, el 
mismo que al momento se encuentra cerrado.  A la plataforma Hormiguero A fluyen los siguientes 
pozos: 
 
 Desde la plataforma Hormiguero C, el Hormiguero 3H, 4H, 5, 6H, 8, 7H, pertenecientes al 
Bloque 17 y el pozo Nantu 10H perteneciente al Bloque 14, Esta facilidad se encuentra en el 
Bloque 17. 
 Desde la plataforma Nantu B, el Nantu 2 perteneciente al Bloque 14. 
 Desde la plataforma Hormiguero D, el Hormiguero 10, 11 y 12 pertenecientes al Bloque 17 
 Desde la plataforma Hormiguero B, el Hormiguero 2H perteneciente al Bloque 17. 
 Desde la Plataforma Hormiguero A, el pozo Hormiguero 1 perteneciente al Bloque 17. 
 
 Facilidades: Sector Nantu 
 Estación de producción Nantu 
Con el propósito de optimizar el tratamiento del fluido que ingresa a la Estación Nantu, se instalaron 
varios equipos adicionales que permitan manejar 30.000 BFPD, y separar completamente las fases de 
crudo, agua y gas; el crudo procesado estará dentro de especificaciones esto es con un corte de agua 
(BS&W) menor que uno, el mismo que será bombeado a la Estación Pindo que es el Punto de 
Fiscalización de los Bloques 14 y 17, para ser entregado al sistema de oleoductos de Petroproducción. 
 
Un porcentaje del gas producido se utiliza en el Tratador Electrostático TR-820 y en el Eliminador de 
Agua V-800 como combustible, la diferencia es enviada al sistema de tea instalado. 
A estas facilidades están ingresando todo el fluido de producción proveniente del Bloque 17 más los 
pozos Nantu 2 y Nantu 10, adicionalmente ingresan los pozos Nantu 1 y Nantu 3, a los mismos que se les 
realizan las pruebas de producción en el Separador de prueba DS-3012. 
 
La producción de crudo, gas y agua del Campo Nantu perteneciente al Bloque 14, se obtiene mediante la 
sumatoria de los datos obtenidos de las pruebas de producción de los pozos Nantu 2 y 10H realizadas en 
el Medidor Multifásico instalado el Hormiguero A y de los pozos Nantu 1 y Nantu 3 realizadas en el 
separador de prueba de la Estación Nantu. 
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 Sistema de inyección de agua - Bloques 14 y 17 
 Plataforma Nantu C 
En esta plataforma se encuentra el pozo de inyección de agua de producción Nantu 4, recibe agua de 
formación de la Estación Nantu A y del pozo productor de agua Nantu 5 que se encuentra en la 
plataforma Nantu D. 
 
La Plataforma Nantu C tiene las siguientes Facilidades: 
 Línea de inyección de agua de 8” ANSI 1500 que interconecta la Estación Nantu A con la 
plataforma Nantu C. 
 Línea de flujo de 4” ANSI 1500 que interconecta el pozo con el Recibidor de chancho 8” ANSI 
600. 
 Recibidor de chancho de 8” ANSI 1500, para línea Nantu A – Nantu C, para inyección de agua 
de formación. 
 Línea de flujo de 4” roscada instalada temporalmente que interconecta el pozo Nantu 5 con el 
pozo inyector Nantu 4 en el PadNantu C. 
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UBICACIÓN 
INSTALACIONES
CAPACIDAD 
MÁXIMA 
ESTIMADA
FACILIDADES 
ACTUALES
CAPACIDAD 
REQUERIDA 
AL 2015
COMENTARIOS
NANTU A  (NANTU 
BATTERY)
Capacidad Total del 
Tratamiento de Fluido
Capacidad Tratamiento 
de Petróleo
40 MBOPD
2 Tratadores 
electrostáticos approx 
20 MBOPD/ cada uno
8.5 MBOPD
No se requiere un aumento de la capacidad de tratamiento acuerdo a los pronósticos de 
producción hasta el 2015.
Capacidad de 
Tratamiento de Agua
-
No hay facilidades para 
el tratamiento del agua 
mas allá de la 
separación del agua en 
los FWKOs 
35 MBWPD
Respecto a los análisis el agua es de buena calidad,  según las condiciones actuales el 
tratamiento adicional del agua no es necesario.
4 Booster Goulds 
pumps 10 MBWPD @ 
185 psi each
2 National Plunger 
pumps 3.5 MBWPD @ 
3000 psi each
1 Centrilift pumps 10 
MBWPD @ 1,920 psi 
in Nantu C                                                                 
60 MBFPD
2 FWKOs operando 
approx. a 30 
MBFPD/cada uno
43.8 MBFPD
No se requiere un aumento de la capacidad de tratamiento acuerdo a los pronósticos de 
producción hasta el 2015.
6 Storage tanks, 400 bls 
each
La capacidad de inyección en Nantu C (N4) has sido reducida. Actualmente la 
capacidad de inyección es alrededor de 13 MBWPD @ 2150 psig. Entonces casi 15 
MBWPD de agua producida están siendo enviadas de Nantu A a Nantu D usando 
bombas booster. Se espera una reducción en la inyectividad en Nantu C (N4), por lo que 
de acuerdo a los planes más del agua producida en Nantu A será enviada a Nantu D 
para inyectar. Considerando esto una actualización de el sistema de inyección de agua 
está siendo realizada en Nantu D (una tercera bomba de inyección está instalada).
Tiempo de 
contingencia 15 
minutos
Capacidad de las Bombas 
de Inyección de Agua
27 MBWPD 35 MBWPD (*)
En cuanto a los requerimientos de la presión de succión para las bombas booster estos 
tanques necesitan ser operados a un nivel alto (casi al 80% de su capacidad de trabajo), 
entonces la capacidad disponible para el tiempo de contingencia se reduce a un 20% 
aproximadamente. La capacidad de las instalaciones para el almacenamiento del agua 
adicional es requerida. Un nuevo proyecto de instalaciones de dos tanques de agua, 
5000 Bls cada uno, será presentado.
Capacidad de 
Almacenamiento de Agua
35 MBWPD
 
Tabla 18. Facilidades de Proceso NantuBatteryde los Campos Hormiguero- Nantu 
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UBICACIÓN 
INSTALACIONES
CAPACIDAD 
MÁXIMA 
ESTIMADA
FACILIDADES 
ACTUALES
CAPACIDAD 
REQUERIDA 
AL 2015
COMENTARIOS
NANTU D (EPF)
Capacidad Total del 
Tratamiento de Fluido
Capacidad Tratamiento 
de Petróleo
10 MBOPD 1 Electrostatic Treater 5 MBOPD
No se requiere un aumento de la capacidad de tratamiento acuerdo a los pronósticos de 
producción hasta el 2015.
Capacidad de 
Tratamiento de Agua
18.5 MBWPD
1 Skimmer Tank (T-
715) 1.3 MBBLS
18.5 MBWPD
No se requiere un aumento de la capacidad de tratamiento acuerdo a los pronósticos de 
producción hasta el 2015. Algunas mejoras podrían hacerse (control del nivel de 
interfase) para incrementar el tiempo de residencia (mejora la calidad del agua), hace 
más fácil las operaciones y reduce el consumo de químicos.
1 Reda Pump 12 
MBWPD @ 1,500 psi                                                         
1 Reda Pump 13 
MBWPD @ 2,100 psi
Capacidad de 
Almacenamiento de Agua
No se requiere un aumento de la capacidad de tratamiento acuerdo a los pronósticos de 
producción hasta el 2015.
12 MBFPD
18.5 MBWPD 
 Tiempo de 
contingencia 
1.5 horas
18.5 MBWPD 
(*)
1 Storage Tank (T-
716), 1.3 MBBLS
Capacidad de las Bombas 
de Inyección de Agua
12 MBWPD @ 
1,650 psig                                       
13 MBWPD @ 
2,250 psig
2 Booster Goulds 
pumps 18.5 MBWPD 
@ 150 psi each
21.5 MBFPD
La producción de agua esperada para Nantu D puede ser manejado con las 
instalaciones existentes. Sin embargo, como se mencionó, Nantu D necesita manejar 15 
MBWPD adicional de Nantu A, que podría aumentar (probablemente hasta 28 
MBWPD) en función de la evolución futura de la inyección en Nantu C (N4 - en la 
actualidad inyectando alrededor del 13 MBWPD). Teniendo en cuenta esto una tercera 
bomba de inyección (Reda 13 MBWPD @ 2100 psi) se está instalando en Nantu D. 
Dependiendo de los resultados futuros de inyección en Nantu C y Nantu D, una bomba 
de inyección (o dos) pueden ser transferidos a Nantu D.
1 FWKO  
El diseño original de esta unidad considera un bajo corte de agua (50%). En cuanto al 
corte de agua se ha incrementado alguna modificaciones sobre la interfase de control y 
niveles de protección son recomendados para este lugar. tomando en cuenta que los 
mecheros han sido removidos, el nivel de interfase normal de operación debe ser 
incrementado de 800 mm ( actual) a 1700 mm, haciendo algunas modificaciones 
mecánicas en el stand pipe. Haciendo estas modificaciones esta unidad será capaz de 
manejar el flujo requerido.
 
Tabla 19. Facilidades de Proceso Nantu D de los Campos Hormiguero- Nantu 
  
 
85 
 
UBICACIÓN 
INSTALACIONES
CAPACIDAD 
MÁXIMA 
ESTIMADA
FACILIDADES 
ACTUALES
CAPACIDAD 
REQUERIDA 
AL 2015
COMENTARIOS
CDP
Capacidad Total del 
Tratamiento de Fluido
Capacidad Tratamiento 
de Petróleo
10 MBOPD 1 Electrostatic Treater 3 MBOPD
No se requiere un aumento de la capacidad de tratamiento acuerdo a los pronósticos de 
producción hasta el 2015.
Capacidad de 
Tratamiento de Agua
-
No hay facilidades para 
el tratamiento del agua 
mas allá de la 
separación del agua en 
los FWKO.
25.5 MBWPD
Respecto a los análisis el agua es de buena calidad,  según las condiciones actuales el 
tratamiento adicional del agua no es necesario.
 2 Booster Dean pumps 
6.5 MBWPD @ 40 psi                                                      
1 Booster Ingersol 
Rand pump 6.5 
MBWPD @ 40 psi                                                                
3 National plunger 
pumps 10 MBWPD @ 
3,100 psi (**)
2 National plunger 
pumps 9 MBWPD @ 
3,100 psi
No se requiere un aumento de la capacidad de tratamiento acuerdo a los pronósticos de 
producción hasta el 2015.
30 MBFPD 1 FWKO 
25.5 MBWPD
28.5 MBFPD
Capacidad de 
Almacenamiento de Agua
Capacidad de las Bombas 
de Inyección de Agua
Con el fin de reducir los altos costos operativos y continuos problemas asociados con el 
sistema de la corriente de inyección en la estación de CDP, un nuevo proyecto será 
presentado para su aprobación a la instalación de tres nuevas bombas de inyección de 
agua centrífugas (12 MBWPD @ 3500 psi). En cuanto a los requisitos futuros de 
inyección, el sistema de la bombas booster también es necesario revisar.
1 Storage Tank (T-
1033), 10 MBBLS                                                                 
T-1032 (10 MBBLS 
Tiempo de 
contingencia 
7.5 horas
Un nuevo proyecto para convertir definitivamente T-1032 para el servicio de agua está 
en curso. Se considerarán instalaciones para desnatación de petróleo.
20 MBWPD
25.5 MBWPD 
(*)
 
Tabla 20. Facilidades de Proceso CDP de los Campos Hormiguero- Nantu 
(*) La presión de inyección de agua de producción debe definirse con base en la inyectividad actual y prevista de los pozos y la estrategia de inyectividad para cada pad (nuevos pozos inyectores 
lugar / eliminación / recuperación secundaria). Esta información es importante para definir las futuras necesidades de sistema de inyección de agua. 
(**) En cuanto a los problemas operacionales con estas unidades, dos bombas temporales (unidades hidráulicas) se han instalado para cubrir las necesidades actuales.
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2.4. Hipótesis 
 
La implementación oportuna y adecuada de un proyecto de recuperación secundaria mejora e 
incrementa la recuperación de petróleo de un yacimiento. 
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CAPÍTULO III 
 
3. Metodología 
3.1. Tipo deEstudio 
El presente estudio de investigación es de carácter descriptivo transversal y teórico. 
Descriptivo: Porque se describirá los métodos y técnicas aplicados en el  proyecto: 
 Métodos de inyección que se realiza y los mecanismos de desplazamiento de los fluidos 
inyectados a nivel de yacimiento. 
 Técnicas de tratamiento de los fluidos inyectados, procedimientos para la variación de las 
propiedades de los fluidos como disminución de la viscosidad, tensión superficial a nivel 
de yacimiento para mejorar el desplazamiento de los fluidos inyectados y los producidos. 
Transversal: Porque se realizará en un lapso de tiempo de seis meses. 
Teórico: Porque se basará en estudios y proyectos realizados previamente y los resultados del 
proyecto servirán para realizar mejores prácticas en futuros proyectos de recuperación secundaria. 
 
3.2. Universo y Muestra 
 
El universo de estudio comprende el Campo Hormiguero-Nantú cuenta con diferentes yacimientos 
como Hollín Principal, Hollín Superior, Areniscas T Inferior y Superior, Arenisca U Inferior y 
Media y la Arenisca M1 y la muestra será el yacimiento Arenisca M1 y la Arenisca U Inferior de 
los campos Hormiguero-Nantú en donde se evaluarán los resultados obtenidos del proyecto de 
inyección de agua implementada en el  yacimiento Arenisca M1. 
 
3.3. Técnicas 
Esta investigación se llevará a cabo cumpliendo las siguientes fases que se describen a 
continuación: 
 
FASE 1: Recolección de datos. 
 Revisión bibliográfica disponible, así como información de la red. 
 Análisis de datos de la información de los campos Hormiguero-Nantú proporcionada 
por la Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero (ARCH). 
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FASE 2: Procesamiento de datos. 
 Elaboración de diagramas y gráficas con los datos proporcionados por la Agencia de 
Regulación y Control Hidrocarburífero (ARCH). Para la interpretación de datos se 
utilizará el siguientes tipo de software: 
- OFM (Oil Field Manager)  
- Petrel 
- Eclipse 
 
FASE 3: Análisis y discusión de resultados. 
 Síntesis de resultados que se obtendrá del software que se utilizará. 
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Aspectos Administrativos 
 
El presente trabajo fue factible realizarlo, porque se contó con la disponibilidad  del investigador, 
apoyo técnico de los ingenieros de la Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero (ARCH), 
a su vez  se dispuso de los recursos bibliográficos, web gráficos y tecnológicos suficientes para la 
ejecución del mismo, será autofinanciado y se cuenta  con el tiempo de seis meses para el 
desarrollo de la presente investigación. 
 
La ARCH acepta y comparte el criterio de dinamismo que impone la constante evolución de la 
tecnología y su aplicación en todas las actividades que se desarrollan diariamente, por lo cual una 
vez aceptada la solicitud  de investigacióndel proyecto de tesis en la AGENCIA DE 
REGULACION Y CONTROL HIDROCARBURIFERO dio libre acceso a toda la información que 
el investigador considere pertinente para el desarrollo del presente proyecto de tesis. 
 
El presente proyectorespeta los principios y valores de la Agencia de Regulación y Control 
Hidrocarburífero (ARCH),  se acató todas las normas ambientales pertinentes, además, se respetó 
los derechos intelectuales de otras investigaciones, utilizadas como guía en el presente estudio, la 
integridad de las personas inmersas en la investigación y las políticas intelectuales de las empresas 
o instituciones involucradas y fuentes. 
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CAPÍTULO IV 
 
4. Análisis e Interpretación de Datos 
 
4.1. Proyecto de Inyección de Agua en los Campos Hormiguero – Nantu 
Debido a la existencia del riesgo de reducir un volumen importante de reservas probadas por la 
caída de presión de los yacimientos M1 y U Inferior se implementó el Proyecto de Inyección de 
agua en dichos yacimientos en los Campos Hormiguero-Nantu.El proceso de inyección de agua en 
el yacimiento M1 inició en septiembre del 2003; mientras que la inyección de agua en el 
yacimiento U Inferior en noviembre del 2006. 
Los principales objetivos del proyecto de recuperación secundaria son el mantenimiento de la 
presión de los yacimientos y para elevar las reservas recuperables de petróleo 
 
4.1.1. Arenisca M1 
 Presión de Yacimiento 
 
En noviembre de 1995 se registró una presión de yacimiento de 3470 psia @ 8230’ SS TVD en el pozo 
Nantu-1.  En marzo del 2003, se determinó una presión de yacimiento de 1045 psia para el pozo Nantu-1 
al mismo nivel de referencia.  Este último registro evidenció una aguda caída de  presión del yacimiento 
M1 en el campo Nantu. 
 
La tasa de depleción calculada para el yacimiento M1 en el campo Nantu se aproxima a 0.913 psi/día o 
333 psi/año.  La tasa de depleción de presión mencionada también representa aproximadamente la 
disminución de un 1 psi por cada retiro de 1400 bbl de fluido del yacimiento M1. 
 
Un breve resumen de las pruebas de presión realizadas en pozos del campo Nantu se presenta a 
continuación: 
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Pozo
Fecha de 
prueba
Tipo de 
prueba
Calidad de 
prueba
Pr @ 
datum*
Ko
S                           
total
IP            
petróleo
[psia] [mD] [bbl/d/psi]
NANTU_01 28/11/1995 RFT mediana 3470 - - -
NANTU_01 17/12/1995 DST mediana 3447 - 11.50 4.72
NANTU_01 08/06/1996 BUP buena 3099 2237 -1.56 N/D
NANTU_01 07/03/2003 BUP mediana 1045 N/D -1.10 N/D
NANTU_02 16/05/2003 FL buena 1052 - - -
NANTU_02 09/11/2003 PWS buena 1182 - - -
NANTU_02 21/03/2004 PWS buena 1324 - - -
* datum = 8230' SS TVD  
Tabla 21: Resumen de Pruebas de Presión – yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 
Figura 37. Tasa de depleción de presión del yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
Con el propósito de recuperar la energía potencial perdida en el yacimiento M1, se procedió a inyectar 
agua en dicho yacimiento a través del pozo Nantu-4.  Este pozo inicialmente fue un pozo productor del 
yacimiento M1 que alcanzó un corte de agua del 89% después de haber producido 79 Mbbl de petróleo. 
Se escogió al pozo Nantu-4 como el primer pozo inyector en el campo Nantu debido a que se comprobó 
la existencia de comunicación de presión a través del yacimiento M1 entre este pozo y los pozos Nantu-2 
y Nantu-1. 
La presión de yacimiento en la arena M-1 en el año 2002 llegó a valores cercanos a los 1,000 psi (-
8,230 pies SSTVD), este es el caso de los pozos Nantu 3 (900 psi) y Nantu 2 (1,200 psi), dicha 
caída de presión motivó iniciar el proceso de inyección de agua relacionada con este yacimiento, 
para su recuperación y posterior mantenimiento. 
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La Figura 38muestra la secuencia de la prueba de interferencia realizada entre los pozos Nantu-1, Nantu-
2 y Nantu-4 en marzo del 2003.Bajo estas condiciones en el primer semestre del 2003 se generó el 
“Proyecto Piloto de Inyección de Agua en el Bloque 14” el cual fue aprobado el 10 de junio del 2003.  La 
inyección de agua en el yacimiento M1 a través del pozo Nantu-4 empezó en octubre del mismo año. 
 
 
 
Figura 38. Prueba de Interferencia – Nantu-1, Nantu-2 y Nantu-4 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
A partir del inicio del mantenimiento de presión del yacimiento M1, se observa un incremento preliminar 
de la presión de yacimiento en el pozo Nantu-2.  A continuación se resalta el incremento observado de 
presión de yacimiento. 
 
Figura 39. Pws vs. Tiempo Yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
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El proceso de inyección de agua en el reservorio M1 ha conseguido incrementar la presión de 
reservorio lo cual ha permitido optimizar la recuperación de petróleo del yacimiento M-1. 
La siguiente figura 40 muestra el área de influencia del proceso de inyección de agua y la ubicación 
de los pozos utilizados actualmente en este proyecto: 
 
 
Figura 40: Mapa de los pozos inyectores de agua en el yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A 
 
 Inyección de Agua Yacimiento “M1” 
 
El volumen de agua de producción inyectada en el Yacimiento “M”1, desde de inicio del proyecto 
hasta Marzo del 2014 tiene un acumulado total de 29,227,263barriles, valores detallados en la 
Tabla 18 a continuación expuesto así como los pozos utilizados: 
POZO CUM (BBLS) INICIO
VOLUMEN 
(BBLS)
FIN
VOLUMEN 
(BBLS)
NANTU_01 157,157.00              01/06/2005 1,650           01/09/2005 1,000           
NANTU_04 18,816,850.00          05/10/2003 3,881           CONTINÚA 5,592           
NANTU_19 WIW 2,287,992.00            01/01/2010 2,796           12/10/2010 2,238           
NANTU_25 WIW 7,965,264.00            27/05/2011 10,171         CONTINÚA 9,027           
TOTAL 29,227,263.00       
CONTROL DE INYECCIÓN DE AGUA
YACIMIENTO M1 BLOQUE 14 Y 17
Mar-14
 
Tabla 22: Control de Inyección de Agua – Yacimiento M1 – Bloque 14 y 17. 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Evaluación a Nivel de Pozos Inyectores 
 
Cronología de Pozos Inyectores. 
 El proceso de inyección de agua en el yacimiento M-1 inició en septiembre del 2003 con el 
pozo Nantu 4, arena M-1. 
 En el período junio –septiembre del 2005 el pozo Nantu 01 (una vez convertido de pozo 
productor a inyector). 
 En el período enero – octubre 2010 se sumó el pozo Nantu 19WIW (pozo inyector 
perforado en el mes de Septiembre-Octubre 2009) 
 Y el Pozo Nantu 25 WIW en diciembre 2010. 
 
Entonces al momento en los Campos Hormiguero-Nantu se disponen de dos pozos completados en 
el yacimiento M1 como inyectores: Nantu 04WIW y Nantu 25 WIW ubicado al sur del campo 
Nantu. 
Cabe recordar que el pozo Nantu01 fue completado inicialmente para inyectar agua en los 
yacimientos M-1 y U inferior individualmente, sin embargo después quedó habilitado únicamente 
como inyector de U inferior. 
 
El pozo Nantu 4 además de inyectar al reservorio M-1, también inyecta al yacimiento U inferior, 
por medio de una completación doble, que permite la inyección simultánea para ambos reservorios. 
Para este fin, se tienen instaladas dos bombas horizontales: una bomba horizontal Centriliftmulti-
etapas alineada para la inyección de agua en el reservorio U inferior y otra bomba horizontal Reda 
multi-etapas alineada para inyección de agua en el reservorio M-1. 
 
 Nantu 1, M-1 
 
La arena M1 en este pozo tiene un espesor bruto de 22 pies, con características petrofísicas ideales 
para la inyección de agua, pero su posición estructural es relativamente alta, lo que le resta 
eficiencia de barrido. 
 
El pozo muestra un alto índice de inyectividad muy alto y además presentaba un taponamiento 
gradual del pozo ya sea por aumento de daño en el pozo y fue por esa razón el pozo dejo de 
inyectar en el yacimiento M1. Además hay que tomar en cuenta que este pozo inyector fue un pozo 
productor y que se lo convirtió a inyector debido a su corte alto de agua. 
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Figura 41. Hall Plot Nantu_01:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
El pozo inyectó a gua en el período jun –sep del 2005; el último dato de inyección de este pozo fue 
de 1150BAID con una presión de inyección de 450 Psia. 
El pozo tuvo un corto tiempo de inyección en el yacimiento M1 por lo que no se evidencia cambios 
en los pozos del área de influencia. 
 
Figura 42. Historial de Inyección Nantu-01:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Nantu 4, M1 
 
La arena M1 en este pozo tiene un espesor bruto de 30 pies, la arena M-1 reúne características 
petrofísicas apropiadas para la inyección de agua, una buena permeabilidad, K > 1 D, porosidad ~ 
20%, además su posición estructural es baja y ubica al pozo hacia el sur del campo Nantu. 
 
La posición del pozo es ideal para el proceso de inyección de agua debido a que se la realiza 
directamente al acuífero, logrando de esta manera un mantenimiento de presión efectivo en la 
tendencia de las curvas de presión de cada pozo del campo Nantu, productor de M-1. 
 
Cabe mencionar que luego que se realizara la completación doble en este pozo con el fin de 
inyectar agua a los reservorios U Inferior y M1 se realizó un trabajo de limpieza a la formación con 
solventes a través del anular al reservorio M1 el 21 de abril del año 2009. Este trabajo permitió 
incrementar el volumen de inyección de agua en este reservorio lo cual se puede evidenciar en la 
tendencia de la curva del coeficiente de Hall versus el agua inyectada luego del trabajo indicado. 
 
El pozo presenta un índice de inyectividad moderado y además constante lo cual ha permitido una 
buena inyección de agua al yacimiento M1. 
 
 
Figura 43. Hall Plot Nantu_04:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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En el área de influencia son en los pozos productores Nantu 2, Nantu 3, Nantu 08 y Nantu 16. 
 
El pozo Nantu 2 ha tenido un incremento en la presión de reservorio de 7 psia/mes dando un 
incremento de 262 psia desde julio del 2005 hasta septiembre del 2008. Al mes de enero del 2009 
la presión de reservorio medida en este pozo fue de 2,458 psia lo cual evidencia el mantenimiento 
de la presión del reservorio. 
 
El pozo Nantu 3 similar al caso del Nantu 02 ha incrementado su presión de reservorio. En el año 
2004 registró una presión de reservorio de 1,597 psiamientras que en el año 2007 se la encontró en 
2,376 psia evidenciando así la efectividad del sistema de inyección. 
 
 
Figura 44. Historial de Inyección Nantu-04:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
A marzo del año 2014 este pozo está inyectando un promedio de 5950 BAID a una presión de 
inyección (WHP) de 2,250psia. 
 
 Nantu 19 WIW, M1 
 
Este pozo comenzó su perforación el 13 de septiembre del 2009 y fue completado el 22 de 
noviembre del 2009. 
 
La arena M1 encontrada en este pozo tiene un espesor bruto de 37 pies, de los cuales los primeros 
19 pies gross (14 ft netos) se encontraron con pago teniendo una porosidad promedio de 18% y una 
saturación de agua promedia de 28%, este intervalo fue probado pero el corte de agua subió 
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rápidamente durante esta prueba debido principalmente a que este pozo se encuentra en una 
posición estructural baja respecto al reservorio y además se encontró el contacto agua petróleo en la 
parte inferior de la arena de este pozo. 
Un pequeño shale separa la zona de pago con la zona mojada del reservorio (bajo el contacto agua 
– petróleo) la cual tiene un espesor gross de 16 pies, este intervalo tiene una porosidad promedio de 
20% y una permeabilidad estimada promedio de 750 mD. 
 
Debido a estas buenas propiedades petrofísicas, a la favorable posición estructural en el bajo y a 
que se encuentra directamente en el acuífero se procedió a inyectar agua en este intervalo.El pozo 
se encuentra comunicado y estable y ha sido un aporte muy importante en la recuperación de 
petróleo durante el tiempo que se inyectó en el yacimiento M1. 
 
 
Figura45. Hall Plot Nantu_19 WIW:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
El área de influencia de inyección de este pozo es prácticamente la misma que del pozo Nantu 04 
debido a que se encuentran muy cercanos. El último dato de inyección de agua al reservorioM1 de 
este pozo fue de 2238 BAID con una presión de inyección de 1,680psia. 
Este pozo fue cerrado en el yacimiento M1 para poder inyectar en el yacimiento U Inferior. 
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Figura 46. Historial de Inyección Nantu-19 WIW:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 Nantu_25WIW 
 
Con el fin de revertir la caída de la presión debida a la reducción de la inyección en M1, en el área 
de los campos Hormiguero y Nantu, se perforó el pozo inyector Nantu 25WIW (diciembre 2010). 
Cabe destacar que acorde a la ubicación estructural del pozo inyector Nantu 25WIW, se espera 
obtener una recuperación de la presión de reservorio actual acompañado con un barrido 
complementario del área Nor-Este de los campos Hormiguero-Nantu. 
El pozo ha tenido un gran aporte en la recuperación de petróleo y mantenimiento de presión el pozo 
mantiene un volumen casi constante de inyección y se mantiene estable. 
 
Figura47. Hall Plot Nantu_25 WIW:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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La influencia de este pozo es la misma que el pozo Nantu 04. El último dato de inyección de agua 
al reservorioM1 de este pozo es de8320 BAID con una presión de inyección de 2190psia. 
 
 
Figura 48. Historial de Inyección Nantu-25 WIW:M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 Evaluación a Nivel de Yacimiento 
La figura, muestra el FVR calculado para la arena M-1de los Campos Hormiguero-Nantu. 
 
 
Figura 49: FVR Campos Hormiguero-Nantu, Arena M-1. 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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Como se puede notar en el gráfico, la declinación del factor FVR observada durante el período 
2008-2009 se ve revertida cuando entra el pozo inyector Nantu 19 en inicios del año 2010. Sin 
embargo, una vez que se re-completó el pozo Nantu 19WIW en octubre del 2010 con el fin de 
inyectar agua solamente al reservorio U Inferior la presión del reservorio M1 así como también el 
factor FVR han disminuido en los dos últimos meses del año 2010. 
 
El pozo inyector Nantu 25WIW a partir de inicios del 2011mejora el FVR de ahí hasta marzo del 
2014 de mantenido en un intervalo de 0.9 a 1.1. 
 
 
 Evaluación a Nivel de Pozos Productores 
 
Para obtener el comportamiento del agua producida de los pozos se utilizó los datos de RAP y 
RAP` de la aplicación OFM, para estudiar los pozos que presentan altos cortes de agua y mala 
cementación o existencia de algunos problemas como: canalización, conificación, comunicación 
mecánica o barrido normal. 
En el Anexo I se encuentran las Curvas de Chan de cada uno de los pozos completados en el 
Yacimiento M1 los cuales han servido para determinar el estado en que se encuentran cada uno de 
los pozos y problemas que presentan. 
Del total de los 22 pozos productores completados en el yacimiento M1 han tenido problemas ya sea por 
conificación, canalización o comunicación mecánica de los cuales algunos han sido producidos en forma 
intermitente, cerrados temporalmente y algunos definitivamente. 
 
Del análisis anterior se determina que 4 pozos se han conificado muy rápido debido a la cercanía con el 
acuífero de fondo, 3 pozos han tenido problemas de productividad baja que han sido producidos en forma 
intermitente   y finalmente han sido cerrados, 7 pozos tienen problemas con canalización los cuales se 
están produciendo con un alto corte de agua y 8 pozos producen en condiciones normales. 
Los pozos que presentan condición de canalización en sus inicios producían en condiciones normales 
pero debido al flujo preferencial del agua dentro del yacimiento lo que causó la canalización de los pozos 
productores de petróleo en el Yacimiento M1 de los Campos Hormiguero-Nantu. 
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A continuación se detalla los  problemas que se presentan en los pozos productores: 
 
POZO ESTADO
HORMIGUERO_05 Inicio de una Canalización del Pozo.
HORMIGUERO_09
El pozo se produjo intermitente por problemas de comunicación 
mecánica.
HORMIGUERO_18 Está empezando a una canalización del pozo.
HORMIGUERO_20RE1
El pozo produce con un alto corte de agua como producto de la 
canalización del pozo.
HORMIGUERO_22
En pozo se produjo una conificación temprana y se cerro 
definitivamente.
HORMIGUERO_24 El pozo se está produciendo una canalización.
HORMIGUERO_26 Conificación temprana del pozo.
HORMIGUERO_27 Pozo cerrado por malos resultados en la producción.
HORMIGUERO_29 El pozo produce en condiciones normales.
HORMIGUERO_32RE1 Pozo produce intermitente y en forma normal.
HORMIGUERO_37 El pozo produce normalmente sin problemas
NANTU_02 Tiene un comportamiento normal.
NANTU_03 En pozo produce con un alto corte de agua producto de una canalización.
NANTU_08 Pozo canalizado que produce con un alto corte de agua.
NANTU_15 Conificación temprana del pozo.
NANTU_16 El pozo produce en condiciones normales.
NANTU_17 Produjo intermitente y fue cerrado por baja productividad.
NANTU_18
El pozo produce normalmente sin problemas pero con indicios de 
canalización.
NANTU_19
Conificación temprana del pozo fue cerrado definitivamente para 
convertirlo en inyector.
NANTU_23 El pozo produce en condiciones normales.
NANTU_27 El pozo produce en condiciones normales.
NANTU_28 El pozo produce en condiciones normales.  
Tabla 23. Resultados de análisis de Curvas de Chan de los Pozos de Yacimiento M1 
Fuente: OFM DataBasePetroOriental S.A. 
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 Estado Actual de los Pozos de los Campos Hormiguero-Nantu: 
En los Campos Hormiguero-Nantu se cuenta con los siguientes pozos: 
 
POZO ESTATUS COMENTARIO BOPD BAPD LAST DATE
HORMIGUERO_05 ABIERTO Productor Petróleo 337.40   626.60    06/03/2014
HORMIGUERO_09 CERRADO Abandonado 28.20             4.09 15/06/2010
HORMIGUERO_18 ABIERTO Productor Petróleo 465.50   234.50    08/03/2014
HORMIGUERO_20RE1ABIERTO Productor Petróleo 6.58      651.42    15/02/2014
HORMIGUERO_22 CERRADO Abandonado 21.02     445.98    08/10/2013
HORMIGUERO_24 ABIERTO Productor Petróleo 177.66   151.34    01/03/2014
HORMIGUERO_26 CERRADO Abandonado      40.22         0.17 30/08/2010
HORMIGUERO_27 CERRADO Abandonado 44.06     3.94       02/10/2011
HORMIGUERO_29 ABIERTO Productor Petróleo 361.20   154.80    24/02/2014
HORMIGUERO_32RE1ABIERTO Productor Petróleo 98.80     91.20      16/03/2014
HORMIGUERO_37 ABIERTO Productor Petróleo 274.90   1.10       15/03/2014
NANTU_01 INYECTOR Pozo Cerrado
NANTU_02 ABIERTO Productor Petróleo 289.36   3,327.64 06/03/2014
NANTU_03 ABIERTO Productor Petróleo 467.20   2,452.80 02/03/2014
NANTU_04 INYECTOR Inyectando
NANTU_08 ABIERTO Productor Petróleo 164.96   866.04    14/03/2014
NANTU_15 CERRADO Abandonado    562.61     191.85 14/07/2009
NANTU_16 ABIERTO Productor Petróleo 216.40   2,488.60 15/03/2014
NANTU_17 ABIERTO Productor Petróleo 33.00     117.00    27/01/2014
NANTU_18 ABIERTO Productor Petróleo 150.22   367.78    16/03/2014
NANTU_19 CERRADO Abandonado    116.35     195.13 24/12/2009
NANTU_19WIW INYECTOR Pozo Cerrado
NANTU_23 ABIERTO Productor Petróleo 295.80   284.20    12/03/2014
NANTU_25WIW INYECTOR Inyectando
NANTU_27 ABIERTO Productor Petróleo 246.40   105.60    13/03/2014
NANTU_28 ABIERTO Productor Petróleo 273.52   252.48    06/03/2014
YACIMIENTO M1
 
Tabla 24: Estado de los pozos Yacimiento M1 Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 
Para el Yacimiento M1 que se puso en producción en Diciembre del 1995 tiene completado un total de 
24 pozos entre productores e inyectores hasta el Marzo del 2014. 
El número de pozos productores se ha ido aumentado por la presencia de los pozos inyectores y el 
mantenimiento de presión que los pozos inyectores han logrado en el yacimiento lo cual esto ha 
permitido un aumento en la recuperación de petróleo y en la producción, en la siguiente figura se muestra 
como ha ido variando el número de pozos productores e inyectores en función del tiempo: 
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Figura 50. Estado de los Pozos Durante la Producción del Yacimiento M1 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 
 
 Comportamiento de la Producción  y de Presión del Yacimiento M1 
 
El yacimiento M1 es del tipo sub-saturado y su comportamiento de la producción inicia con una 
etapa de expansión volumétrica de fluidos y roca matriz, luego continúa con empuje de acuífero 
parcial. La presión de saturación promedio es de 298 Psia. 
 
    
@lOAdname()  
      Date 
    Pwf 
DATUM  
    Pr 
DATUM  
    Jf      Jo  
09/11/2003 704.8 1194.8 2.5 2.26
21/03/2004 585.8 1331.8 1.4 1.22
05/07/2004 1425.1 1599.1 2 1.65
23/07/2004 1584.2 1722.2 3.7 3.2
15/09/2004 1108 1779 1.4 1.14
18/01/2005 1695.8 2192.8 2.2 1.61
18/07/2005 1652.3 2202.3 1.7 1.23
20/12/2005 2418.9 3384.9 0.3 0.24
16/01/2006 2288.4 3317.4 0.6 0.49
29/05/2006 2036.1 3306.1 0.4 0.33
29/09/2006 1682.1 3209.1 0.4 0.37
23/12/2006 1452.2 3137.2 0.3 0.27
06/01/2007 1302.2 2664.2 0.3 0.32
16/03/2007 988.6 1638.6 0.7 0.67
20/12/2007 1656.8 2392.8 2.9 1.04
16/02/2008 1622.8 2392.8 2.8 0.99
26/09/2008 1064.2 2460.2 1.9 0.65
13/01/2009 1236.2 2460.2 1.9 0.64
Hormiguero, 
Nantu  TYPE: 
OIL  ZONE: 
M1(20)
 
Tabla 25. Comportamiento de la Presión y Producción Yacimiento M1 HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Comportamiento de Presión 
 
 
Figura 51: Cuadro Histórico de Presiones de yacimiento en la arena M1 HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 Comportamiento de Producción 
 
 
Figura 52: Histórico de IP del yacimiento en la arena M1 HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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La producción de petróleo crudo, gas y agua para el yacimiento M1, hasta el Cuarto Trimestre del 
año 2013, es la siguiente: 
 
PETRÓLEO AGUA GAS
Barriles Barriles MPcs
HN M1 12,266,336            16,441,885            7,286              
CAMPO YACIMIENTO
PRODUCCIÓN
 
Tabla 26: Producción Petróleo, Gas y Agua de los Campos Hormiguero-Nantu Yacimiento M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 
Figura 53. Producción Acumulada de Petróleo y Agua Yacimiento M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
La Figura 53 muestra la producción de agua, petróleo e inyección de agua desde los inicios de 
producción del yacimiento M1. 
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Figura 54. Producción diaria de petróleo, agua y gas del Yacimiento M1 HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
A finales de Marzo del 2014 el Yacimiento M1 de los Campos Hormiguero-Nantu tiene 16 pozos 
productores que produciendo a un promedio de fluidos de 17351 bfpd y a un promedio de 4765bopd, con 
un porcentaje de corte de agua de 72.5%. 
 
 
Figura 55. Corte de agua en el Yacimiento M1 HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Pronóstico de producción y reservas 
 
 
 Reservas 
 
El proyecto de inyección de agua muestra un gran resultado en la recuperación adicional; la 
gráficamuestra los pronósticos de producción en el que el yacimiento pudo haber tenido en una 
recuperación primaria en el cual el yacimiento perdía su energía principal  que es la presión y también 
como la inyección de agua ha contribuido en el aumento de la producción y el mantenimiento de la 
presión. 
 
 
Figura 56. Influencia de la Inyección de agua en la producción. 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
El proyecto de recuperación secundaria implementada en el Yacimiento M1 ha tenido buenos 
resultados en cuanto alo que se refiere en la recuperación adicional de petróleo. 
 
Mediante el proyecto de inyección de agua y aplicando el método  de curvas de declinación se 
obtienen las siguientes reservas: 
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109 
 
  
Figura 57. Pronóstico de Reservas Yacimiento M1 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 
RESERVAS OIL
Q f (t)
Barriles %/año
HN M1 4,247,440              19.20                    
CAMPO YACIMIENTO
Declinación
 
Tabla 27. Reservas de Petróleo (Declinación de Curvas) 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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De lo antes analizado se obtienen los siguientes resultados: 
 
Los acumulados de petróleo, gas, agua producida y agua inyectada son: 
 
Inicio de Inyección dic-13
Gas (MSCF)               279,739.91       1,289,667.00 
Oil (STB)            2,797,399.00     12,896,669.00 
Water (STB)               704,095.00     16,282,435.00 
Water Inj (STB)                           -       27,810,828.00 
M1
Acumulado
FluidoYacimiento
 
Tabla 28. Acumulado de Petróleo, Gas, Agua 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
Se ha logrado una recuperación de petróleo adicional por la inyección de agua en el yacimiento 
M1, se describe a continuación la cantidad de reservas primarias y secundarias así como el Factor 
de Recobro como resultado del Proyecto de inyección de Agua en el yacimiento M1 que comenzó 
en Septiembre del 2003: 
 
Sin Inyección Con Inyección
Inicio de 
Inyección
Dic-13 Primario
Secundario 
(dic 2018)
STB STB %/año %/año % %
 M1      7,240,362.00    17,670,000.00 25 19.2 12.6 30.73
Declinación Factor de RecobroReservas Recuperables
Yacimiento
 
Tabla 29. Resultado de la Inyección de Agua 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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4.1.2. Arenisca U Inferior 
 
 Presión de Yacimiento 
 
La presión inicial del yacimiento U Inferior se aproximó a 4050 psia @ 8980’ SS TVD de acuerdo a la 
prueba DST realizada en el pozo Nantu-1. En enero del 2004, se determinó una presión de yacimiento de 
3619 psia para el pozo Nantu-10 @ 9005’ SS TVD.  Este último registro evidenció una moderada tasa de 
depleción de presión del yacimiento U Inferior. 
 
La tasa de depleción calculada para el yacimiento U Inferior se aproxima a 0.153 psi/día o 56 psi/año 
debido a que la producción correspondiente al yacimiento U Inferior en el campo ha sido limitada. La 
tasa de depleción de presión mencionada también representa aproximadamente la disminución de un 1 
psi por cada retiro de 17000 bbl de fluido que se haga del yacimiento U Inferior. 
 
Un resumen de las pruebas de presión realizadas en pozos de los  Campos Hormiguero-Nantu se 
presenta: 
 
Pozo
Fecha de 
prueba
Tipo de 
prueba
Calidad de 
prueba
Pr @ 
datum*
Ko
S                           
total
IP            
petróleo
[psia] [mD] [bbl/d/psi]
NANTU_01 09/12/1995 BUP buena 4040 - -3.23 -
NANTU_01 14/02/1996 BUP buena 3852 - 11.50 -
NANTU_01 07/01/1997 BUP buena 4044 - - -
NANTU_02 17/03/1997 RFT buena 3953 - - -
NANTU_02 27/03/1997 BUP buena 3952 - - -
NANTU_10 23/01/2004 PWS buena 3619 - - -
* datum = 9005' SS TVD  
Tabla 30: Resumen de Pruebas de Presión – Yacimiento Uinf. 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
  
 
112 
 
 
Figura 58. Depleción de Presión del Yacimiento U Inf. 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
Pozo
Fecha de 
prueba
Tipo de 
prueba
Calidad de 
prueba
Pr @ 
datum*
K
S                           
total
IP            
petróleo
[psia] [mD] [bbl/d/psi]
HORMIGUERO_01 7-Jun-96 BUP buena 3960 810 -1.29 6.00
HORMIGUERO_01 20-Dec-96 BUP buena 3948 605 -0.37 1.50
HORMIGUERO_01 13-Jan-97 BUP buena 3949 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_01 31-Jan-02 BUP buena 3664 2045 3.70 4.68
HORMIGUERO_02 1-Dec-96 RFT buena 3946 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_03H 4-Dec-02 BUP buena 3503 860.00 1.20 5.47
HORMIGUERO_03H 30-Jan-04 PWS buena 3453 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_03H 13-Jan-05 PWS buena 3220 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_04H 28-Sep-02 BUP buena 3847 799 -4.51 8.88
HORMIGUERO_06H 22-Mar-04 BUP buena 3522 251 1.20 0.63
HORMIGUERO_06H 19-Aug-04 BUP buena 3295 335 0.80 1.14
HORMIGUERO_07AH 19-May-04 BUP buena 3363 N/D 3.85 3.92
HORMIGUERO_08 15-Dec-03 PWS buena 3386 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_08 7-Feb-04 BUP buena 3467 N/D 14.00 0.90
HORMIGUERO_10 1-Jun-04 PWS buena 3623 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_11 19-Mar-05 PWS buena 3284 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_11 16-Apr-05 BUP buena 3319 N/D N/D N/D
HORMIGUERO_12ST1 25-May-04 PWS buena 3533 N/D N/D N/D
* datum = 9005' SS TVD  
Tabla 31: Breve resumen de pruebas de presión – Yacimiento UINF 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
Reservoir Pressure Surveillance
Sunka, Penke, Wanke, Kupi, Hormiguero and Nantu fields
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Figura 59. Tasa de depleción de presión del yacimiento UINF – Pr vs.  T 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
PetroOriental S.A., Operadora de los Bloques 14 y 17 ubicados en la Región Sur-Oriental del 
Ecuador en la provincia de Orellana, se implementó la inyección de agua en el yacimiento U 
Inferior, decisión tomada como acción de contingencia frente a la constante declinación de la 
presión del yacimiento. La declinación afectó a la productividad de los pozos productores de la 
arena U inferior y por ende la recuperación final de reservas probadas. El yacimiento U inferior 
está localizado a lo largo de los Campos Hormiguero-Nantu en los Bloques 14 y 17. 
 
A continuación se presenta el comportamiento del yacimiento U inferior, así como los resultados 
obtenidos en los pozos productores, desde que se dio inicio con el programa de mantenimiento de 
presión. 
 
 Inyección de Agua: Yacimiento “U” Inferior 
 
El volumen de agua de producción inyectada en el yacimiento “U” inferior desde el inicio del 
proyecto hasta marzo del 2014 tiene un acumulado total de 46,071,693 barriles, valores detallados 
en la Tabla 26 a continuación expuesta así como los pozos utilizados: 
Monitoreo de la Presión de Yacimiento (BUP, FOT, MDT, RFT, DST & PWS Data)
Campo Hormiguero
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POZO CUM (BBLS) INICIO
VOLUMEN 
(BBLS)
FIN
VOLUMEN 
(BBLS)
NANTU_01 9,839,492             04/05/2007 2,898           CONTINÚA 1,630           
NANTU_04 18,303,348           04/05/2007 12,925         12/08/2011 337             
NANTU_19 WIW 17,928,853           24/10/2010 2,240           CONTINÚA 16,402         
TOTAL 46,071,693         
CONTROL DE INYECCIÓN DE AGUA
YACIMIENTO U INFERIOR BLOQUE 14 Y 17
Mar-14
 
Tabla 32: Control de Inyección de Agua – Yacimiento U Inferior – Bloque 14 y 17. 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 Evaluación a Nivel de Pozos Inyectores 
 
Cronología de Pozos Inyectores: 
El comportamiento obtenido del continuo monitoreo de los parámetros operativos de cada pozo, se 
ha notado que el aporte para el mantenimiento de presión lo está entregando solamente el pozo 
Nantu 4. La explicación está en que se ha confirmado a través de una prueba de interferencia que el 
pozo Nantu 1 no tiene comunicación hacia los pozos productores, debido a que se encuentra aislado 
por medio de la presencia de una lutita, que impide el paso de la inyección de agua hacia los pozos 
productores de la arena U inferior. 
 
Por otra parte, la prueba de interferencia de presión entre los pozos Nantu 4 y Nantu 7 demostró 
que sí existe comunicación entre dichos pozos del Campo Nantu. Con estos antecedentes se 
procedió a complementar la inyección de agua en el pozo Nantu-19 a partir del 25 de Octubre de 
2010, cuyos resultados aún se están analizando pero hasta el momento se puede observar un efecto 
positivo. 
 
 Nantu01: UINF 
 
El pozo Nantu 1 se encuentra aislado del resto de pozos completados para la arena U inferior, por 
la presencia de un cuerpo lutítico que se extiende de norte a sur, se mantiene inyectando agua de 
proceso, ya que el pozo tiene una función muy importante desde el punto de vista de optimización 
y regulación del frente de agua efectivo del pozo Nantu 4, explicado de mejor manera, en caso de 
no usarse como inyector a este pozo se tendría que incrementar la inyección en el pozo Nantu 4, lo 
cual resultaría a su vez en pérdidas de producción, por la posible aceleración de intrusión de agua.  
 
A través de un gráfico tipo Hall, muestra un buen rendimiento en el proceso de la inyección. 
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Figura 60. Hall Plot Nantu_01:UINF 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
La siguiente figuramuestra la historia de inyección y presión en cabeza del Nantu 1. 
 
 
 
Figura 61: Historial de Inyección Nantu-01:UINF 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 
 Nantu04: UINF 
 
Este pozo verdaderamente aporta con el mantenimiento de presión de la arena U inferior, hasta el 
momento con éxito, ya que ha logrado estabilizar la presión de yacimiento, aunque no permite aún 
un crecimiento de la presión. También se adjunta la historia de tasa de inyección de agua versus el 
tiempo y el agua inyectada acumulada. 
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La presión de inyección en Nantu 4 no ha variado para un específico volumen de inyección, la 
Figura 62 el gráfico Hall muestra que éste pozo no tendencias ni a taponamiento gradual, ni 
tampoco a una estimulación, lo cual demuestra la excelente calidad de agua que se está inyectando 
a las formaciones receptoras. 
 
 
 
Figura 62. Hall Plot Nantu_04:UINF 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
Se muestra el historial de presión e inyección del pozo Nantu-04. 
 
 
Figura 63: Historial de Inyección Nantu-04:UINF 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Nantu 19 WIW: UINF 
 
A partir de que se verificó la importancia de la inyección de agua desde Nantu-04, se definió 
complementarla con inyección en el pozo Nantu 19, y hasta el momento se ha observado que 
aporta positivamente con el mantenimiento de presión de la arena U inferior. 
 
 
Figura64. Hall Plot Nantu_19WIW:UINF 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
Se adjunta la historia de tasa de inyección de agua versus el tiempo. 
 
 
Figura 65: Historial de Inyección Nantu-19 WIW:UINF 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Evaluación a Nivel de Yacimiento 
 
La Figura 66 corresponde a la historia del Factor de Reemplazo Volumétrico (VRR por sus siglas 
en inglés), que es la relación entre el volumen inyectado a la formación versus la producción de 
fluido, dicha figura muestra un VRR promedio de 0.5 vol/vol, es decir, de cada 10 barriles de 
fluido producidos 5 son reemplazados en el acuífero actualmente, lo cual ha sido suficiente para 
equilibrar la caída de presión, pero no para lograr el incremento esperado, el Pozo Nantu-19 WIW 
ha tenido resultados favorables con la inyección de agua lo cual esto ha elevado el FVR 
aproximadamente a 0.75 lo que ha mejorado la recuperación de petróleo. 
 
 
Figura 66: FVR Campos Hormiguero-Nantu, Arena U Inferior 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 Evaluación a Nivel de Pozos Productores 
 
Para obtener el comportamiento del agua producida de los pozos se utilizó los datos de RAP y 
RAP` de la aplicación OFM, para estudiar los pozos que presentan altos cortes de agua y mala 
cementación o existencia de algunos problemas como: canalización, conificación, comunicación 
mecánica o barrido normal. 
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En el Anexo J se presentan las Curvas de Chan de los Pozos Productores de Petróleo de la arena U 
Inferior del cual se hizo el análisis para determinar los problemas que se han presentado en los 
pozos. 
A continuación se detalla los  problemas que se presentan en los pozos productores: 
Del total de los 21 pozos productores completados en el yacimiento U Inferior  el principal problema que 
han tenido los pozos productores ha sido debido a la canalización y algunos han sido producidos en 
forma intermitente y que debido a su alto corte de agua han sido cerrados definitivamente. 
 
POZO ESTADO
HORMIGUERO_01
Pozo cerrado que produjo intermitentemente con alto corte de agua presentó 
canalización.
HORMIGUERO_02 Pozo produce intermitentemente con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_03 Produce en condiciones normales.
HORMIGUERO_04 Pozo produce con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_06
Pozo cerrado que produjo intermitentemente con alto corte de agua presentó 
canalización.
HORMIGUERO_07AH Pozo produce intermitentemente con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_08
Pozo cerrado que produjo intermitentemente con alto corte de agua presentó 
canalización.
HORMIGUERO_10 Pozo cerrado que produjo con alto corte de agua presentó canalización.
HORMIGUERO_11
Pozo cerrado que produjo intermitentemente con alto corte de agua presentó 
canalización.
HORMIGUERO_12ST Pozo produce con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_14 Pozo produce intermitentemente con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_15 Pozo produce con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_16 Pozo produce con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_19 Pozo produce intermitentemente con alto corte de agua presenta canalización.
HORMIGUERO_23 Pozo cerrado que produjo con alto corte de agua presentó canalización.
HORMIGUERO_31ST1 Pozo produce en condiciones normales.
HORMIGUERO_33 Pozo produce en condiciones normales.
HORMIGUERO_35 Pozo produce con alto corte de agua presenta canalización.
NANTU_07 Pozo produjo con alto corte de agua presentó canalización.
NANTU_10 Pozo produce con alto corte de agua presenta canalización.
NANTU_21 Pozo produce en condiciones normales.  
Tabla 33. Resultados de análisis de Curvas de Chan de los Pozos de Yacimiento U Inferior HN 
Fuente: OFM DatbasePetroOriental S.A. 
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Del análisis anterior se determina que 7 de los pozos han sido cerrados debido a su alto corte de agua de 
los cuales 4 de ellos han producido intermitentemente y han tenido una productividad muy baja; los 14 
pozos restantes aun siguen produciendo y 10 de ellos producen con un alto corte de agua  y el resto 
produce con un corte de agua bajo; de los pozos productores activos 4 de ellos producen 
intermitentemente con un alto corte de agua. 
La canalización se debe a que en sus inicios los pozos producían en condiciones normales pero al existir 
en el yacimiento canales de flujo preferencial al agua causó la canalización de los pozos productores de 
petróleo en el Yacimiento U Inferior de los Campos Hormiguero-Nantu. 
 
 Estado Actual de los Pozos de los Campos Hormiguero-Nantu: 
En los Campos Hormiguero-Nantu se cuenta con los siguientes pozos distribuidos de la siguiente 
manera: 
POZO ESTATUS COMENTARIO BOPD BAPD LAST DATE
HORMIGUERO_01 CERRADO Abandonado 59.28      16.72        08/11/2013
HORMIGUERO_02 ABIERTO Poductor de Petróleo 264.95     3,520.05    19/02/2014
HORMIGUERO_03 ABIERTO Poductor de Petróleo 775.00     3,100.00    14/02/2014
HORMIGUERO_04 ABIERTO Poductor de Petróleo 268.74     3,683.26    26/02/2014
HORMIGUERO_06 CERRADO Abandonado 69.00      621.00      21/05/2012
HORMIGUERO_07AH ABIERTO Poductor de Petróleo 149.44     4,001.56    04/03/2014
HORMIGUERO_08 CERRADO Abandonado 53.48      1,283.52    24/02/2012
HORMIGUERO_10 CERRADO Abandonado 14.30      666.70      04/08/2013
HORMIGUERO_11 CERRADO Abandonado 30.98      382.02      03/08/2013
HORMIGUERO_12ST ABIERTO Poductor de Petróleo 180.96     2,081.04    18/02/2014
HORMIGUERO_14 ABIERTO Poductor de Petróleo 197.99     393.01      06/03/2014
HORMIGUERO_15 ABIERTO Poductor de Petróleo 96.52      2,048.48    19/01/2014
HORMIGUERO_16 ABIERTO Poductor de Petróleo 185.70     433.30      09/03/2014
HORMIGUERO_19 ABIERTO Poductor de Petróleo 66.36      170.64      15/03/2014
HORMIGUERO_23 CERRADO Abandonado 87.88      1,264.12    07/09/2011
HORMIGUERO_31ST1 ABIERTO Poductor de Petróleo 290.40     677.60      04/02/2014
HORMIGUERO_33 ABIERTO Poductor de Petróleo 97.20      442.80      02/03/2014
HORMIGUERO_35 ABIERTO Poductor de Petróleo 64.40      1,545.60    04/03/2014
NANTU_01 INYECTOR Pozo Cerrado
NANTU_04 INYECTOR Pozo Inyector
NANTU_07 CERRADO Poductor de Petróleo 199.38     533.62      11/12/2011
NANTU_10 ABIERTO Poductor de Petróleo 158.78     1,754.22    15/02/2014
NANTU_19WIW INYECTOR Pozo Inyector
NANTU_21 ABIERTO Poductor de Petróleo 82.14      139.86      11/03/2014
YACIMIENTO U INFERIOR
 
Tabla 34: Estado de los pozos Yacimiento U Inferior Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: PetroOriental S.A. 
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Para el Yacimiento U Inferior que se puso en producción en Diciembre del 1995 tiene completado un 
total de 24 pozos entre productores e inyectores hasta el Marzo del 2014. 
El número de pozos productores se ha ido aumentado por la presencia de los pozos inyectores y el 
mantenimiento de presión que los pozos inyectores han logrado en el yacimiento lo cual esto ha 
permitido un aumento en la recuperación de petróleo y en la producción, en la siguiente figura se muestra 
como ha ido variando el número de pozos productores e inyectores en función del tiempo: 
 
Figura 67. Estado de los Pozos Durante la Producción del Yacimiento UInf 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 Comportamiento de la Producción  y de Presión del Yacimiento U Inferior 
 
El yacimiento U inferior es del tipo sub-saturado y su comportamiento de la producción inician con 
una etapa de expansión volumétrica de fluidos y roca matriz, luego continúa con empuje de 
acuífero parcial. La presión de saturación promedio es de 895 psia. 
 
De acuerdo al comportamiento del yacimiento, podemos inferir en que el proceso de producción se 
realizaría por medio del efecto combinado de la expansión de fluidos y roca, por ser un yacimiento 
sub-saturado, además la energía entregada por un acuífero cuya potencia no es suficiente para 
mantener la presión del yacimiento, es decir, no abastece el volumen suficiente de agua de 
reemplazo al fluido producido. 
 
Claro está que por ser la producción y desarrollo del campo un proceso dinámico, la potencia y el 
tipo de empuje del acuífero son conceptos más bien relativos y depende primordialmente del 
volumen de fluido que sea extraído del yacimiento y del estado de desarrollo del campo (reservas 
recuperadas). 
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 Comportamiento actual de Producción y Presión 
 
    
@lOAdna
me()  
      Date 
 Pwf 
DATUM  
    PR 
DATUM  
    Jf      Jo  
03/12/1997 2739.8 4488.8 0.9 0.61
31/01/2002 3918.8 4118.8 5 1.05
04/12/2002 2536.6 3528.6 1.2 1.15
05/02/2003 2407.6 3514.6 1.9 1.87
23/01/2004 2691 3997 0.4 0.35
30/01/2004 2350.6 3497.6 1.3 1.31
19/08/2004 2421.3 3326.3 1.1 1.05
19/03/2005 2071 3464 0.3 0.29
28/08/2005 2469.4 3184.4 2 0.35
16/10/2005 2858.4 3478.4 3.1 2.01
21/01/2006 2754.2 3354.2 2.6 1.11
02/12/2006 2287.4 2804.4 5.8 1.42
04/01/2007 1573.5 3833.5 0.2 0.02
05/09/2007 2502.4 5995.4 1.6 0.43
10/12/2007 962.6 3183.6 0.3 0.24
04/01/2008 3313.2 3461.2 19.3 0.47
24/11/2008 2642.3 3885.3 3.5 0.26
09/03/2009 2182.8 2679.8 2.9 0.75
11/03/2009 2796.7 5872.7 3.4 0.61
28/03/2009 1804.1 3693.1 0.8 0.09
FIELD: 
Hormiguero, 
Nantu  
TYPE: OIL  
ZONE: 
UINF(22)
 
Tabla 35. Comportamiento de la Presión y Producción Yacimiento UINF HN 
Fuente: OFM DataBasePetroOriental S.A. 
 
 
 Comportamiento de Presión 
 
Figura 68. Cuadro Histórico de Presiones de yacimiento en la arena U Inferior HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Comportamiento de Producción 
 
 
 
Figura 69: Histórico de IP del yacimiento en la arena U Inferior HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
La producción de petróleo crudo, gas y agua para el yacimiento U Inferior, hasta el Cuarto 
Trimestre del año 2013, es la siguiente: 
 
PETRÓLEO AGUA GAS
Barriles Barriles MPcs
HN U INFERIOR 24,325,102.00        63,647,401.63        22,652.09       
CAMPO YACIMIENTO
PRODUCCIÓN
 
Tabla 36: Producción Petróleo, Gas y Agua de los Campos Hormiguero-NantuYac. U Inferior 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
0
5
10
15
20
25
0
3
/1
2
/1
9
9
7
2
8
/0
9
/2
0
0
2
0
5
/0
2
/2
0
0
3
3
0
/0
1
/2
0
0
4
1
5
/0
2
/2
0
0
4
1
9
/0
5
/2
0
0
4
1
1
/0
6
/2
0
0
4
1
9
/0
8
/2
0
0
4
1
6
/0
4
/2
0
0
5
2
8
/0
8
/2
0
0
5
2
1
/0
1
/2
0
0
6
2
3
/0
2
/2
0
0
6
0
4
/0
4
/2
0
0
6
2
6
/0
4
/2
0
0
6
0
7
/0
6
/2
0
0
6
2
9
/0
8
/2
0
0
6
2
0
/0
9
/2
0
0
6
0
2
/1
2
/2
0
0
6
1
4
/0
1
/2
0
0
7
1
0
/0
6
/2
0
0
7
0
5
/0
9
/2
0
0
7
2
7
/0
9
/2
0
0
7
2
0
/1
0
/2
0
0
7
1
9
/1
1
/2
0
0
7
0
4
/0
1
/2
0
0
8
2
1
/0
3
/2
0
0
8
1
3
/0
5
/2
0
0
8
1
2
/0
6
/2
0
0
8
0
3
/0
7
/2
0
0
8
1
5
/0
7
/2
0
0
8
1
9
/0
7
/2
0
0
8
0
5
/0
9
/2
0
0
8
0
5
/1
0
/2
0
0
8
0
8
/1
1
/2
0
0
8
2
4
/1
1
/2
0
0
8
1
0
/0
3
/2
0
0
9
2
8
/0
3
/2
0
0
9
FIELD: Hormiguero, Nantu  TYPE: OIL  ZONE: UINF(22)
Indice de Productividad 
    Jf     Jo
  
 
124 
 
 
Figura 70. Producción Acumulada de Petróleo y Agua Yacimiento U Inferior 
Fuente: PetroOriental S.A. 
 
 
La Figura 70 muestra la producción de agua, petróleo desde los inicios de producción del yacimiento U 
Inferior. 
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Figura 71. Producción diaria de petróleo, agua y gas del Yacimiento U Inferior HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
A finales de Marzo del 2014 el Yacimiento U Inferior de los Campos Hormiguero-Nantu tiene 14 pozos 
productores que produciendo a un promedio de fluidos de 36700 bfpd y a un promedio de 3700bopd, con 
un porcentaje de corte de agua de 90%. 
 
 
Figura 72. Corte de agua en el Yacimiento U Inferior HN 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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 Pronóstico de producción y reservas 
 
 
 Reservas 
 
El proyecto de inyección de agua ha contribuido esencialmente en el mantenimiento de la presión lo que 
ha permitido mantener constante la producción dentro de un intervalo de tiempo después de iniciada la 
inyección de agua. 
 
 
 
Figura 73. Influencia de la Inyección de agua en la producción del Yacimiento U Inferior 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 
El proyecto de recuperación secundaria implementada en el Yacimiento U Inferior ha tenido 
buenos resultados en cuanto a lo que se refiere al mantenimiento de la presión y en la recuperación 
adicional de petróleo. 
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Mediante el proyecto de inyección de agua y aplicando el método  de curvas de declinación se 
obtienen las siguientes reservas: 
 
 
 
Figura 74. Pronóstico de Reservas Yacimiento U Inferior 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
 
RESERVAS OIL DECLINACIÓN
Q f (t)
Barriles
HN U Inferior 4,707,220              17.22
CAMPO YACIMIENTO
% Anual
 
Tabla 37. Reservas de Petróleo (Declinación de Curvas) 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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De lo antes analizado se obtienen los siguientes resultados: 
 
Los acumulados de petróleo, gas, agua producida y agua inyectada en el Yacimiento U Inferior 
son: 
 
Inicio de Inyección dic-13
Gas (MSCF)            1,235,681.00     22,652,090.00 
Oil (STB)            7,307,395.00     24,325,102.00 
Water (STB)            8,650,773.00     63,647,402.00 
Water Inj (STB)                           -       46,071,693.00 
U Inferior
Acumulado
FluidoYacimiento
 
Tabla 38. Acumulado de Petróleo, Gas, Agua U Inferior 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
 
 
Los resultados de la recuperación secundaria de petróleo por la inyección de agua en el yacimiento 
U Inferior, se describe a continuación la cantidad de reservas primarias y secundarias así como el 
Factor de Recobro primario y secundario como resultado del Proyecto de inyección de Agua en el 
yacimiento U Inferior que comenzó en Noviembre del 2006: 
 
 
Sin Inyección Con Inyección
Inicio de 
Inyección
Dic-13 Primario
Secundario 
(dic 2018)
STB STB %/año %/año % %
 U Inferior    20,000,000.00    30,520,000.00 30 17.22 19.8 30.22
Declinación Factor de RecobroReservas Recuperables
Yacimiento
 
Tabla 39. Resultado de la Inyección de Agua U Inferior 
Fuente: OFM DatabasePetroOriental S.A. 
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4.1.3. Fluido de Inyección (Análisis de compatibilidad del agua inyectada y producida) 
El agua de formación producida en los BLOQUES 14 y 17, es inyectada en los Yacimientos “M” 1 
y “U” Inferior de los Campos Hormiguero-Nantu. 
 Procedencia del fluido de inyección. 
 
El pozo Nantu-5 constituyó la fuente de agua de formación que el pozo Nantu-4 necesitaba.  Es 
importante señalar que el yacimiento Hollín del pozo Nantu-5 producía agua a flujo natural y que el 
pozo Nantu-4 recibe el fluido con presiones de cabeza menores a 100 psi sin la necesidad de un 
sistema superficial de bombeo. 
A medida que la producción de agua de los  Campos Hormiguero-Nantu empezó a incrementar, la 
necesidad de utilizar el agua producida por Nantu-5 para propósitos de mantener la presión del 
yacimiento M1 fue disminuyendo.De hecho, el incremento de la producción de agua a ser inyectada por 
el pozo Nantu 4 significó que el pozo Nantu 5 haya sido cerrado por algún tiempo para ser últimamente 
convertido en un pozo inyector de desecho completado en el yacimiento Hollín. 
 
 TRATAMIENTO AGUA DE FORMACIÓN 
 
El tratamiento del agua de producción se inicia en los pozos productores con la aplicación de 
inhibidores de corrosión y de escala. Quincenalmente se aplican desde los pozos hacia las 
estaciones químicos bactericidas así como de manera continua, rompedor de emulsión. Una vez 
que este fluido emulsionado ingresa a las estaciones, se inicia el proceso de separación por medio 
de separadores y de tanques. Al ingreso a los separadores se aplica un refuerzo del inhibidor de 
corrosión de manera continua y quincenalmente bactericida en lotes. 
El agua de formación sale de los separadores e ingresa a los tanques. De los tanques de 
almacenamiento de agua de formación mediante bombas se inyecta el agua a los pozos inyectores. 
Para el control de calidad del agua producida se realizan regularmente los siguientes análisis de 
laboratorio: 
 Contenido de aceite en agua  
 Sólidos suspendidos totales  
 Salinidad 
 Análisis de índice de taponamiento con membranas  
 Cultivo de bacterias SRB y APB 
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 Compatibilidad de agua en los inyectores 
Los análisis siguientes  están basados en la compatibilidad del agua de  inyección de cada estación 
con un pozo cercano al inyector de la misma arena.
 
Nantu 4 M1 con Nantu 3 M-1 
 
Figura 75. Nantu 4 M1 compatibilidad con Nantu 3 M-1 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
Nantu 1 LU con Nantu 7 LU 
 
Figura 76. Nantu 1 LU compatibilidad con Nantu 7 LU 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
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Nantu 4 LU con Nantu 7 LU 
 
Figura 77. Nantu 4 LU compatibilidad con Nantu 7 LU 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
Nantu 19  LU con Nantu 7 LU 
 
Figura 78. Nantu 19  Lu compatibilidad con Nantu 7 LU 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
De los análisis de compatibilidad se concluye no existe  incompatibilidades entre las aguas de 
formación 
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 Contenido de aceite sólidos, oxígeno disuelto, análisis de índices de taponamiento, 
análisis de cultivo de bacterias SRB y APB. 
 
La Tabla 32 muestra un análisis típico de agua de inyección, realizado en Campo. 
 
STATIONS CDP NANTU A NANTU D
Cloride ppm Cl- 37163 27700 28369
Salinity ppm NaCl 61319 45705 46809
Total alkalinity ppm CaCO3 320 390 250
Total hardness ppm CaCO3 8000 5100 8900
Hardness Ca ppm CaCO3 5300 4300 7700
Hardness Mg ppm CaCO3 2700 800 1200
Sulfate ppm SO4 700 80 10
Bicarb. ppm HCO3 390.4 475.8 305
Calcium ppm Ca 2120 1720 3080
Magnesium ppm Mg 648 192 288
Barium ppm 13 10 8
Manganesium ppm 1.68 0.49 2.11
Iron ppm Fe 16.4 11.4 17.8
CO2 gas % 3 2 2
H2S gas ppm 25 11 60
PH 7 6.7 6.6
Conductivity mS/cm2 39.7 72.1 54.6
Resistivity ohm-cm 0.025 0.013864 0.018315
Temp °C 29.7 39 40.3
ANÁLISI FÍSICO-QUÍMICO ESTACIONES
Dic-13
 
Tabla 40: Análisis típico de aguas de formación usadas para la inyección de agua en la Arena M1 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
De la misma manera que en la Estación Nantu, en la Estación CDP también el tratamiento de agua 
producida se lo realiza bajo un estricto control, manteniéndose valores bajos de aceite en agua y 
sólidos suspendidos, como. El control de aceite en agua se lo realiza diariamente, mientras que el 
control de sólidos totales suspendidos se lo realiza con una frecuencia menor, aunque se trata de 
obtener valores diarios. 
 
OW STS ppm NaCl OW STS ppm NaCl
21-Dic 9 80 56000 18 74 63245
24-Dic 10 60 54670 15 66 62495
26-Dic 11 74 55430 12 69 64100
31-Dic 10 67 54960 13 62 63900
FECHA
NANTU D (NANTUS) NANTU BATERRY (NANTU C)
 
Tabla 41: Histórico de Aceite en Agua (ppm) y Sólidos Totales Suspendidos (ppm) diarios, 
diciembre 2013. 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
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 Análisis Agua – Petróleo 
POZO FECHA O/W PPM STS PPM PPM NaCl
03-Oct-13 12 25 48769
11-Oct-13 7 45 74580
14-Oct-13 10 40 56430
28-Oct-13 8 50 72600
02-Nov-13 8 45 45850
13-Nov-13 9 56 49800
21-Nov-13 11 32 50160
30-Nov-13 10 30 49870
21-Dec-13 9 48 49500
24-Dec-13 10 33 48700
26-Dec-13 8 42 49200
31-Dec-13 9 45 48650
NANTU 4 
(M1)
 
Tabla 42. Análisis Agua-Petróleo Yacimiento M1 HN 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
POZO FECHA O/W PPM STS PPM PPM NaCl
03-Oct-13 18 20 64588
11-Oct-13 3 60 89645
14-Oct-13 15 100 75350
28-Oct-13 4 80 88700
02-Nov-13 13 35 68000
13-Nov-13 15 45 67890
21-Nov-13 13 64 78540
30-Nov-13 12 52 69500
21-Dec-13 18 74 70880
24-Dec-13 15 66 71200
26-Dec-13 12 69 72010
31-Dec-13 13 62 71490
NANTU 4     
(U INFERIOR)
 
Tabla 43. Análisis Agua-Petróleo Yacimiento UINF HN 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
 
Figura 79. Análisis de Agua-Petróleo en los Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
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INJECTOR WELL DATE RPI @ 0.45µm
Nantu-04 Uinf & M1 02-Oct-13 21.7
Nantu-04 Uinf & M1 07-Oct-13 21.6
Nantu-04 Uinf & M1 23-Nov-13 27.9
Nantu-04 Uinf & M1 30-Nov-13 13.5
TABLA HISTORIAL DE RPI 
INDICE DE TAPONAMIENTO
 
Tabla 44. Historial de RPI (Índice de Taponamiento) HN 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
 
 Análisis Cantidad de Oxígeno 
LOCATION ppb O2 ppm H2S
10 0.0
12 0.0
15 0.4
17 0.3
15 0.4
16 0.4
FECHA
NANTU C 2013
Oct
Nov
Dic
 
Tabla 45. Análisis de Cantidad de Oxígeno en el Agua Inyectada 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
 
 
 
 
 
Figura 80. Análisis de Contenido de Oxígeno y H2S en el Agua Inyectada 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
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PAD Place DATE SRB col/ml APBcol/ml
08-Oct-13 0 0
26-Oct-13 0 10
06-Nov-13 0 100
26-Nov-13 0 100
19-Dec-13 0 0
NANTU D BOOSTER 07-Oct-13 10 10
26-Oct-13 0 10
23-Nov-13 0 0
04-Oct-13 10 10
26-Oct-13 10 10
23-Nov-13 0 100
26-Oct-13 10 10
08-Nov-13 10 10
23-Nov-13 10 100
4-Dec-13 100 10
16-Dec-13 10 100
27-Dec-13 10 100
10-Dec-13 0 100
26-Dec-13 0 10
CDP OUT
ANALISIS BACTERIAS SRB APB 
NANTU A OUT
CDP OUT
NANTU D BOOSTER
 
Tabla 46. Análisis de Bacterias en el Agua Inyectada 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
 
 
 
Figura 81. Análisis de Bacterias en el Agua Inyectada 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
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 Análisis de fluido a inyectarse con el petróleo producido 
 
La prueba  de laboratorio consistió en mezclar el agua de formación con  el petróleo  y determinar 
si se presentó una emulsión significativa. 
% VOL % VOL agua libre BSW
OIL AGUA % %
1 30 70 70 -´ 70
2 40 60 60 -´- 60
3 50 50 50 50
4 60 40 39 0.5 40
MEZCLA  DE CRUDO  Y AGUA DE INYECCION
emulsiónMUESTRA
 
Tabla 47. Análisis de Emulsión de Agua Inyectada 
Fuente: Laboratorios PetroOriental S.A. 
 
 Se procedió a realizar las mezclas de acuerdo a las proporciones señaladas 
 Se procedió a realizar agitación manual  de las mismas durante 5 minutos cada una, con el 
objeto de formar alguna emulsión. 
 Posterior a esto, se procedió a realizar BSW a cada una de las mezclas, observándose que 
no se formaron emulsiones significativas.  
 Los resultados indican que no existe emulsión significativa  que sea afectado por la mezcla 
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4.1.4. Resultados del Modelo de Simulación Matemática de las Arenas M1 y U Inferior de 
los Campos Hormiguero-Nantu (Bloques 14 y 17) 
 Distribución de Propiedades 
 
Para el modelo M1 la distribución de la porosidad nos muestra que tiene una tendencia es de NW a 
SE. La conexión entre el inyector y los productores en los Campos Hormiguero-Nantu es buena 
(Figura 82). Pero existe barrear física de una baja porosidad y de baja permeabilidad  entre los 
inyectores y los pozos Hormiguero-20 Y Hormiguero-24P. 
 
 
Figura 82. Tendencia de la Porosidad en el Yacimiento M1 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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Figura 83. Tendencia de la Permeabilidad en el Yacimiento M1 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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Para el modelo LU la tendencia de porosidad y permeabilidad es de NW a SE (Figura 84 y 85); la 
conexión entre los inyectores y productores de la parte norte en los Campos Hormiguero-Nantu es 
buena, también existe una barrera física de baja porosidad ybaja permeabilidad entre los inyectores 
y el pozo Hormiguero-23. Pero el acuífero marginal es más fuerte. Para el inyector N25 la conexión 
no es buena con el principal Campo petrolífero Hormiguero-Nantu. 
 
 
 
Figura 84. Tendencia de la Porosidad en el Yacimiento U Inferior 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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Figura 85.Tendencia de la Permeabilidad en el Yacimiento U Inferior 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
 
 
 WOC Original 
 
Mediante la simulación matemática de los yacimientos M1 y u Inferior se han determinado los 
siguientes contactos agua-petróleo: 
 
Campo Zona Segmentos WOC (ft)
Principal -8225
Principal -9035
M1
LU
HN
 
Tabla 48. Contactos agua-petróleo-Simulación 
Fuente: Modelo Simulación PetroOriental S.A. 
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 Cálculo de Reservas 
 
Con el modelo de simulación matemática se han podido determinar lo siguiente: 
Volumen 
Neto NTG (ft) Porosidad So Bo STOIIP
 (*10^4 
m3) (ft) (%) Fracción BY/BN MMbbl
M1
Modelo 
Contacto
Modelo 
NTG
Por 
Modelo 0.65 1.098 57.5
LU
Modelo 
Contacto
Modelo 
NTG
Por 
Modelo 0.65 1.106 100.98
Arena
 
Tabla 49. Cálculo de POES 
Fuente: Modelo Simulación HN – PetroOriental S.A. 
 
 
 Modelación de los Yacimientos 
 
 Saturaciones de Fluidos 
 
Yacimiento M1 
 
Figura 86. Saturación inicial yacimiento M1 de los Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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Figura 87. Saturación de fluidos actual del Yacimiento M1 de los Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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Yacimiento U Inferior 
 
 
 
Figura 88. Saturación inicial yacimiento U Inferior de los Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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 Continuidad de los Reservorios 
 
Yacimiento M1 
 
 
 
Figura 89. Continuidad del Yacimiento M1 de los Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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Yacimiento U Inferior 
 
 
Figura 90. Continuidad del Yacimiento U Inferior de los Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Modelo Simulación (Petrel) PetroOriental S.A. 
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 Permeabilidad Relativa de los Yacimientos 
 
La permeabilidad relativa de petróleo y agua en la formaciones M1 y LU están establecidas con los 
resultados del pozo Hormiguero-02. 
 
Sw
fraccion
0.17 0 1
0.215 0.001 0.8
0.257 0.003 0.615
0.295 0.005 0.49
0.34 0.008 0.35
0.37 0.012 0.28
0.41 0.02 0.195
0.45 0.03 0.125
0.49 0.05 0.08
0.525 0.065 0.045
0.565 0.09 0.03
0.61 0.13 0.018
0.647 0.165 0.009
0.69 0.205 0.005
0.73 0.255 0
Curvas Kr de M1
Krw Kro
 
Tabla 50. Permeabilidad Relativa Arena M1 
Fuente: Modelo SimulaciónPetroOriental S.A. 
 
 
Figura 91. Permeabilidades Relativas Arena M1 
Fuente: Modelo SimulaciónPetroOriental S.A. 
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Sw
fraccion
0.18 0 1
0.3 0.001 0.56
0.35 0.003 0.415
0.4 0.005 0.3
0.45 0.008 0.205
0.5 0.012 0.14
0.55 0.02 0.08
0.6 0.035 0.04
0.65 0.06 0.02
0.7 0.09 0.005
0.75 0.14 0.001
0.76 0.16 0
Curvas Kr de LU
Krw kro
 
Tabla 51. Permeabilidad Relativa Arena U Inferior 
Fuente: Modelo SimulaciónPetroOriental S.A. 
 
 
 
 
Figura 92. Permeabilidades Relativas Arena U Inferior 
Fuente: Modelo SimulaciónPetroOriental S.A. 
 
 
 Presión Capilar 
 
No hubo un reporte relevante de este parámetro, la única curva de función ha sido utilizada para 
calcular la presión capilar de cada arena. 
La presión capilar es baja en el campo Hormiguero-Nantu mientras que el acuífero externo en 
fuerte, este hace que la Pc no sea un factor principal para influenciar el movimiento de fluidos en 
los yacimientos. 
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 Propiedades del Petróleo 
 
Estrato Pi Pb uo API Boi
Boi 
(promedio)
Rsi 
(ft3/bbl)
Rsi 
(ft3/bbl)
Densidad oil
Densidad oil 
superficie
1.088 61
1.109 97
1.098 76
1.084 109
1.106 112
1.107 111
1.127 93
M1 1.098 78 0.86 0.9333014 268 15.28 18.3
LU 1.106 111 0.88 0.9463950 912 12.56 21.4
 
Tabla 52. Propiedades de petróleo por Pozos Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Modelo Simulación PetroOriental S.A. 
 
 
 Propiedades del Agua 
 
Bw Cw uw
BY/BN 10-9 Psi-1 cP
M1 1.033 3.2 0.32
LU 1.033 3.2 0.29
Formación
 
Tabla 53. Propiedades del Agua de Formación Campos Hormiguero-Nantu 
Fuente: Modelo Simulación PetroOriental S.A. 
 
 Comparación Histórica 
En este punto el OOIP es calculado para los campos HN. 
STOIIP Reservas
Mbbl Mbbl %
M1 58300 17490 22.1
LU 110944 33117 21.92
Yacimiento
Modelo
FR (Dic 2013)
 
Tabla 54. POES, Reservas y FR 
Fuente: Modelo Simulación PetroOriental S.A. 
 
 
Para los finales del 2018 la producción total de petróleo se lista a continuación: 
Oil Cum FR
MMbbl %
M1 17.67 30.73
LU 30.52 30.22
Yacimiento
 
Tabla 55. POES Recuperación de Petróleo 
Fuente: Modelo Simulación PetroOriental S.A. 
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CAPÍTULO V 
5. Conclusiones y Recomendaciones 
5.1. Conclusiones 
 
 El Proyecto de Inyección de Agua al Yacimiento “M”1 y “U Inferior” en los Campos 
Hormiguero-Nantu tiene cuatro pozos inyectores dos de ellos inyectando en la arena M1 un 
volumen promedio de 15000 BAPD con un acumulado de 27.8 MMBLS de agua inyectada, 
12.89 MMBLS de petróleo, 1.29 MMSCF y 16.28 MMBLS de agua producida con corte de 
agua actual del 72.5%. Los otros dos pozos en la arena U Inferior se inyecta un volumen 
promedio de 18000 BAPD con un acumulado de 46 MMBLS de agua inyectada, 24.32 
MMBLS de petróleo, 22.65 MMSCF y 63.65 MMBLS de agua producida con un corte de agua 
actual del 90%; en las dos arenas el agua inyectada es totalmente de la formación y la 
infraestructura de superficie es mínima para el tratamiento del agua de inyección. 
 
 El Factor de Recobro Primario en los Campos Hormiguero-Nantu en la arena M1 fue del 
12.6% y en la arena U Inferior de 19.8% estos factores de recobro se han incrementado con la 
inyección de agua hasta valores del 30.73% en la arena M1 y del 30.22% en la arena U 
Inferior. 
 
 La presión inicial del yacimiento en la arena M1 fue de 3014 Psi y declino hasta valores 
cercanos a 1000 Psi y así iniciando la inyección de agua lo que logró incrementar la presión 
hasta valores de 2900 Psi y se ha logrado un mantenimiento de presión entre 2800 y 2900 Psi 
Para la arena U Inferior la presión inicial fue de 3950 Psi y declino hasta valores de 2700 Psi y 
con el inicio de la inyección se logró incrementar la presión hasta valores de 3000 Psi y se ha 
logrado un mantenimiento de presión entre 2900 y 3000 Psi. 
 
 El constante control y monitoreo de los parámetros del agua inyectada asegura la calidad y 
ayuda a una larga vida operativa  de los pozos inyectores, así lo demuestra el pozo Nantu-
04WIW el cual ha reaccionado positivamente  a la optimización de químicos y al control 
estricto en la recepción de aguas. 
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 El análisis por medio de Hall Plot ha demostrado ser muy confiable, ya que coincide con el 
comportamiento histórico del caudal versus la presión de cabeza, constituyéndose en una 
herramienta importante al momento de diagnosticar la condición del pozo y actuar en forma 
preventiva antes posibles taponamientos o daños. 
 
 De los datos de presión y de producción obtenidos desde el inicio del proyecto de inyección de 
agua, se establece su efectividad para controlar tanto la caída de presión así como la de la 
producción que se había  observado en los Campos Hormiguero-Nantu antes de iniciar el 
proyecto de inyección de agua. 
 
 Mediante el análisis de Curvas de Chan se determina que el principal problema de los pozos 
productores en su vida productiva se debió a la canalización ya que a nivel de yacimiento 
existen canales de flujo preferencial hacia el agua lo que se refleja en un alto corte de agua en 
los pozos productores. 
 
 Se determinó que debido al alto corte de agua el proceso de inyección de agua se encuentra en 
la fase de la ruptura del frente de agua esto se ve reflejado en los altos volúmenes de agua 
inyectada y producida a fin de producir un cierto volumen de petróleo. 
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5.2. Recomendaciones 
 
 Continuar con el monitoreo de las presiones del yacimiento de los pozos  productores y la 
calidad del agua inyectada para alimentar una base de datos que permita identificar el avance 
de la inyección y tomar correctivos a tiempo en caso de que sea necesario. 
 
 En base a los resultados finales de la simulación matemática de los Campos Hormiguero-Nantu 
optimizar el esquema de inyección en los reservorios M1 y U Inferior. 
 
 Actualizar lo gráficos Hall mensualmente  ya que se ha comprobado que se puede anticipar 
problemas de taponamiento, fracturas y daños en general que pudiera ocasionar una 
disminución de la eficiencia de del proceso. 
 
 Continuar con el proyecto de inyección de agua en los yacimientos M1 y U Inferior con el fin 
de recuperar la presión de yacimiento de tal manera que permita maximizar la recuperación de 
petróleo. 
 
 Monitorear el comportamiento de producción de petróleo y en especial el corte de agua de los 
pozos productores ya que este problema ha sido el principal inconveniente en el proyecto de 
recuperación secundaria implementada en los Campos Hormiguero-Nantu ya que a nivel del 
corte de agua ya presenta un incremento considerable hasta la fecha. 
 
 Implementar un plan de contingencia para reducir el corte de agua de los Campos Hormiguero-
Nantu. 
 
 Implementar una planta de tratamiento de agua para manejar de mejor manera los rangos 
permisibles para la inyección del agua y optimizar la capacidad de inyectividad en los pozos 
inyectores y no afectar a la formación.  
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ANEXO A. Mapa Estructural Yacimiento M1 Campos Hormiguero-Nantu 
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ANEXO B. Mapa Estructural Yacimiento UINF Campos Hormiguero-Nantu 
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ANEXO C. Sección Estratigráfica - Arenisca M1 
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ANEXO  D. Sección Estratigráfica - Arenisca U Inferior 
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ANEXO  E. CAP común entre Campos Nantu y Hormiguero – Arenisca M1 
 
 
ANEXO  F. CAP común entre Campos Nantu y Hormiguero – Arenisca U Inferior 
 
 
South Blocks Development – Hormiguero Nantu Fields Unification Proposal - November 2009 
Hormiguero – Nantu field.
Red Contour shows the limit for 
both fields.
For Hormiguero field, the limits 
refers to lithology.
For Nantu field the limit is the
OWC (-8220 (N4), -9205 
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ANEXO  G. Facilidades de Producción de los Bloques 14 y 17 
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ANEXO  H. Facilidades de Producción de los Bloques 14 y 17 
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ANEXO I. Curvas de Chan de los Pozos Productores del yacimiento M1 
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ANEXO  J. Curvas de Chan de los Pozos Productores del yacimiento U Inferior 
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ANEXO  K. Curriculum Vitae 
 
 
 
 
TELENCHANA BARRIONUEVO JORGE ABELARDO 
 
Cédula Identidad: 180453561-3 
Estado  Civil: Soltero. 
Fecha Nacimiento: 08 de Julio de 1990. 
Lugar de Nacimiento: Ambato – Tungurahua – Ecuador. 
ESTUDIOS REALIZADOS: 
 
Instituto Superior Tecnológico Experimental Luis A. Martínez (Ambato). 
 Primer Nivel (Educación Básica): 1996-2001 
 Segundo Nivel (Educación Media): Bachillerato en Ciencias Especialidad Físico-
Matemático, 2002–2007. 
 Tercer Nivel: Universidad Central del Ecuador; Facultad de Ingeniería en 
Geología, Minas, Petróleos y Ambiental (FIGEMPA). 
EGRESADO DE LA CARRERA DE INGENIERÍA DE PETRÓLEOS 
MANEJO DE SOFWARE: 
 
 MICROSOFT OFFICE (WORD, EXCEL, POWER POINT). 
 AUTOCAD INTERMEDIO 2D (2007). 
 VISUAL BASIC, FORCE 2.0 (PROGRAMACIÓN). 
 OFM (OIL FIELD MANAGER) 
 IP (INTERACTIVE PETROPHYSICS) 
IDIOMA: 
INGLÉS (40%). 
 
EXPERIENCIA LABORAL 
 
 Prácticas pre profesionales realizadas en la Agencia de Regulación y Control 
Hidrocarburífero (ARCH), Área de Yacimientos, durante el mes de agosto del 2012. 
 Prácticas pre profesionales en el Banco de Información Petrolera del Ecuador (BIPE), 
Abril 2013-Abril 2014. 
 
Cdla. Carlos Franco Méndez Calle S47-12 E-
2B ( Sector el  Beaterio, Quito) 
T e l é f o n o :  0 9 9 9 7 1 2 6 5 6  -  0 9 8 5 3 5 4 3 6 8 .  
Correo electrónico: jorget_j8@hotmail.com 
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VISITAS UNIVERSITARIAS 
 
 PETROECUADOR, VISITA CAMPO ANCÓN, ANCONCITO, REFINERÍA DE 
SANTA ELENA. (Febrero 2010). 
 PETROECUADOR, VISITA CAMPO SHUSHUFINDI – LAGO AGRIO. (Junio 
2011).  
 VISITA DYGOIL, CONSULTORIA Y SERVICIOS PETROLEROS (BASE COCA), 
SCHLUMBERGER (BASE COCA), SERTECPET (BASE COCA). (Junio 2012). 
CURSOS Y SEMINARIOS 
 
 Seminario en “FLUIDOS DE PERFORACION”, Auspicio SPE Y FIGEMPA 
(Noviembre 2011, duración 8 h). 
 Charlas “PRIMERAS JORNADAS TÉCNICAS DE RECUPERACIÓN MEJORADA VS 
FORO DE EXPERTOS EN CONTROL DE AGUA”(Noviembre 2011, duración 24 h). 
 Jornadas Técnicas HALLIBURTON, Auspicio SPE – HALLIBURTON (Marzo 2012, 
duración 24h ). 
 PRIMER CONGRESO LATINOAMERICANO DE TRATAMIENTO PARA LA 
DESHIDRATACIÓN DE CRUDO Y CONTROL DE LA CORROSIÓN EN LA 
INDUSTRIA PETROLERA (Junio 2012, duración 24 h). 
 Quinto Oil and Gas Congreso Internacional Técnico-Científico de Hidrocarburos 
(Ecuador 2012, duración 24h). 
MEMBRECÍAS 
 
MIEMBRO SPE – FIGEMPA – UNIVERSIDAD CENTRAL DEL ECUADOR. (Abril 
2011- Febrero 2014). 
HONORES Y RECONOCIMIENTOS ACADÉMICOS 
 
 Mejor estudiante (Marzo – Agosto 2011); Quinto Semestre. 
 Mejor estudiante (Marzo – Agosto 2012); Séptimo Semestre. 
 Mejor estudiante (Marzo – Agosto 2013); Noveno Semestre. 
REFERENCIAS 
 
 Ing. José Darío López (Ingeniero de Reservorios Río Napo) – 0984582419. 
 Ing. Ruth García (Gerente BIPE) -  0985511661. 
 
